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RESUMO 
A simulação numérica de reservatórios é importante na gestão e desenvolvimento de campos de 
petróleo. Devido à dificuldade de caracterização e representação das propriedades dos reservatórios 
existem muitas incertezas no processo, que fazem com que os modelos criados possam não ser 
inicialmente representativos do campo. A assimilação de dados é um processo iterativo que integra 
dados dinâmicos para calibrar os modelos, minimizando a diferença entre o dado de histórico e o dado 
simulado, auxiliando no processo de redução de incertezas e aumentando a confiabilidade dos modelos 
usados na previsão de produção com o objetivo de melhorar o processo de tomada de decisão. Um dos 
principais desafios atuais deste tipo de processo é o tratamento das propriedades petrofísicas localmente 
mantendo a consistência geológica. Para viabilizar este tratamento, muitas vezes são feitas 
simplificações que tornam os modelos inconsistentes com a caracterização geológica. Desta forma, o 
objetivo deste trabalho é desenvolver uma metodologia de assimilação de dados de produção, que 
considere tanto as incertezas nas propriedades petrofísicas do modelo distribuídas espacialmente como 
incerteza nos atributos escalares, integrando a modelagem geoestatística no processo para que os 
modelos calibrados sejam geologicamente consistentes. A distribuição e perturbação das propriedades 
contínuas são realizadas com a Co-Simulação Sequencial Gaussiana (Co-SGS) e, as propriedades 
categóricas,  distribuição das fácies, é realizada usando a Simulação Sequencial da Indicatriz (SIS) e a 
perturbação usa o Método de Perturbação de Probabilidades (PPM). Os métodos de perturbação de 
imagens (Co-SGS e o PPM) usam apenas uma imagem para ajustar dados dinâmicos, fazendo com que 
a resposta fique influenciada pela escolha da imagem, que pode não ser representativa do reservatório. 
Com o objetivo de minimizar o impacto da escolha da imagem, foi proposta uma adaptação da Co-SGS 
e do PPM para que um conjunto de imagens por região seja utilizado na construção da informação 
secundária que condicionará as novas realizações geoestatísticas, aumentando a variabilidade dos 
modelos calibrados e minimizando o risco de convergência para um mínimo local. A metodologia 
proposta permite, por meio de modificações regionais controladas, realizar ajustes locais (por poços), 
minimizando o impacto em poços adjacentes. Uma análise de sensibilidade foi desenvolvida com o 
objetivo de auxiliar a perturbação das imagens, identificando a correlação entre a caracterização 
petrofísica local e os dados dinâmicos de cada poço. A metodologia foi aplicada ao benchmark UNISIM-
I-H, que contém 14 poços produtores, 11 poços injetores e um histórico de 4018 dias (11 anos) e cuja 
construção foi baseada no Campo de Namorado da Bacia de Campos. Os resultados obtidos mostram 
que a metodologia permite obter um conjunto de modelos calibrados respeitando as premissas 
previamente assumidas na caracterização geológica e petrofísica. A principal contribuição do presente 
trabalho é o desenvolvimento de uma metodologia de assimilação de dados de produção que permita 
  
 
lidar com diferentes incertezas, incluindo a caracterização petrofísica, mantendo a consistência 
geológica dos modelos calibrados. A metodologia permite um ajuste local aumentando a velocidade de 
convergência e diminuindo a probabilidade de desajuste durante o processo iterativo. Foi proposta a 
utilização de múltiplas imagens para diminuir o peso da influência da escolha das imagens e aumentar 
a variabilidade dos modelos calibrados e diminuindo a probabilidade de convergência para um conjunto 
de soluções parecidas.  
  
Palavras Chave: assimilação de dados de produção, redução de incertezas, modelagem geoestatística, 
ajuste local 
  
 
ABSTRACT 
Reservoir simulation is important in the development and management of oil fields. Due 
to the difficulty to characterize and represent reservoir properties, there are many uncertainties 
in the process, resulting in models that may not be representative of the field. Data assimilation 
is an iterative process that integrates dynamic data to calibrate the models, minimizing the 
difference between simulated and history data, assisting uncertainty reduction process and 
increasing the reliability of the models used in production forecast with the objective of 
improving the decision making. One of the main challenges of this process is the uncertainty 
reduction of petrophysical properties is to local perturb while guaranteeing geological 
consistency. Simplifications are often made that make the models not consistent with the 
geological characterization. The focus of this work is to develop a data assimilation 
methodology, which considers both the uncertainties in the spatially distributed model 
properties and uncertainty in scalar attributes, integrating geostatistical modeling into the 
process to guarantee that the calibrated models are geologically consistent. The spatial 
distribution and perturbation of the continuous properties is done with the Sequential Gaussian 
Co-Simulation (Co-SGS) while for the categorical properties (facies), the Sequential Indicator 
Simulation (SIS) is used to do simulate de petrophysical properties while the Probability 
Perturbation Method (PPM) is used to perturb the facies distribution. The image perturbation 
methods (Co-SGS and PPM) use a single reservoir image as reference to match the dynamic 
data. This image, which may not be representative of the reservoir model, will influence a 
posteriori reservoir models. With the purpose of minimizing the impact of the chosen image, 
an improvement to the usual Co-SGS and PPM was proposed so that a set of images is used to 
build the secondary information that will condition the new models, increasing calibrated 
models’ variability and minimizing the risk of converging to a local minimum. The proposed 
methodology allows a local perturbation of petrophysical properties, so that the history 
matching of a single well does not affect the adjacent wells. We developed a sensitivity analysis 
to help the process by identifying the correlation between the local petrophysical 
characterization and the dynamic data from each well. The methodology was applied to the 
benchmark UNISIM-I-H, which has 14 producers, 11 injectors and a total of 4018 days (11 
years) of history data, which the building was based on the Namorado field in the Campos 
Basin. Results show that the proposed methodology allows the calibration of the models by 
  
 
reducing the uncertainty of both petrophysical and scalar attributes, guaranteeing that the 
geological and petrophysical characterization premises are guaranteed. The main contribution 
of the present work is the development of a data assimilation methodology that allows to deal 
with different uncertainties, including the petrophysical characterization, guaranteeing the 
geological consistency of the calibrated models. The methodology allows a local perturbation, 
increasing the speed of convergence and decreasing the probability of mismatch during the 
iterative process. It was proposed the use of multiple images to reduce the influence of the 
chosen image, increase the variability of the calibrated models and decrease the probability of 
convergence for a set of similar solutions. 
 
Key Word: data assimilation of production data, uncertainty reduction, geostatistical 
modelling, local match.  
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1 INTRODUÇÃO 
 
A gestão e desenvolvimento de campos de petróleo é um processo complexo e que 
compreende várias etapas desde a caracterização sob incertezas, ajuste de histórico, análise de 
risco, seleção de modelos representativos e desenvolvimento da estratégia de produção sob 
incertezas (Schiozer et al. 2019). 
A caracterização de reservatórios é uma etapa essencial no desenvolvimento do campo 
e existem sempre incertezas associadas pelo fato de não ser possível fazer uma medição direta 
das propriedades em toda a extensão do reservatório (Maschio e Schiozer, 2014). Diferentes 
tipos de dados podem ser integrados no modelo, no entanto além dos erros de medição, 
processamento, entre outros, existe dificuldade em condicionar todos os dados no modelo sem 
evitar demasiadas premissas e simplificações (Caers, 2011). 
Além da incerteza associada à distribuição das propriedades petrofísicas no reservatório, 
existem também incertezas relacionadas à caracterização de fluído, contato entre fluídos, 
compressibilidade ou mesmo incertezas económicas ou operacionais (Schiozer et al. 2019). A 
geração de cenários deve ter em consideração todas as incertezas mapeadas, garantindo que o 
espaço de busca seja eficientemente explorado. 
Com o objetivo de mitigar a incerteza e reduzir o espaço de busca, os modelos 
necessitam ser calibrados através do processo de assimilação de dados que busca minimizar a 
diferença entre os dados simulados e de histórico (Mattox & Dalton, 1990). A complexidade 
do ajuste de histórico deve-se ao elevado número de incertezas, às diferentes características de 
cada incerteza e por ser um problema inverso existem múltiplas possíveis respostas para o ajuste 
(Yamada, 2000). A dificuldade do processo de ajuste de histórico aumenta quando os modelos 
gerados devem garantir a consistência geológica. 
Diversos trabalhos têm sido desenvolvidos nos últimos anos com foco em perturbação 
das propriedades petrofísicas no processo de ajuste de histórico (Roggero e Hu, 1998; Hu, 
2000; Caers, 2011; Gervais et al., 2007; Ding and Roggero, 2010). A integração da 
geoestatística no processo de ajuste tem ganhado relevância na etapa de perturbação de 
propriedades petrofísicas, pois garante a consistência geológica, honra os dados de poço e 
permite a integração de informação secundária como a sísmica. Os métodos geoestatísticos 
permitem uma perturbação global ou local, de forma que os modelos consigam representar 
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melhor o comportamento do campo (Mata-Lima and Soares, 2007; Mata-Lima. 2008; 
Oliveira, 2014; Oliveira et al., 2017a, Oliveira et al., 2017b; Oliveira et al. 2018). 
Trabalhos da literatura com foco em perturbação de imagens têm duas limitações 
principais: (1) não levam em consideração outras incertezas além das propriedades petrofísicas 
e (2) habitualmente lidam apenas com uma propriedade petrofísica. Existe uma falta de 
metodologias eficientes que permitam perturbar múltiplas propriedades petrofísicas respeitando 
as premissas geológicas e petrofísicas. Esse trabalho torna-se mais complexo quando a 
perturbação deve ser feita localmente. 
Incertezas relacionadas com o modelo dinâmico (compressibilidade, caracterização de 
fluídos, etc.) devem ser consideradas na parametrização do caso de estudo, pois podem ter um 
impacto significativo na previsão de produção, impactando no desenvolvimento do campo 
(Schiozer et al. 2019). Existem métodos que permitem a redução de incerteza das propriedades 
petrofísicas e das incertezas dinâmicas do modelo, contudo estes métodos (Busca Direta, 
Algoritmos Evolutivos, etc.) perturbam as imagens usando multiplicadores ou abordagens 
similares, negligenciando o conceito geológico ou continuidade modelada (Christie et al., 
2012; Ferraro e Verga, 2009; Armold et al., 2013., Christie et al. 2013). 
Recentemente, os métodos baseados em filtro de Kalman permitem obter ajustes 
probabilísticos com rapidez, no entanto as alterações nas propriedades petrofísicas são feitas 
sem utilizar métodos geoestatísticos, impactando no conceito geológico previamente definido 
(Soares, 2017). Foi reportado também que a utilização do filtro de Kalman pode, dependendo 
de alguns fatores, resultar em uma redução excessiva das incertezas (Emerick e Reynolds, 
2011; Emerick, 2016). 
Existe a necessidade de metodologias robustas de ajuste de histórico probabilístico que 
contemple tanto as incertezas do modelo dinâmico como a distribuição espacial das 
propriedades petrofísicas mantendo a continuidade e conceito geológico. 
1.1. Motivação 
A explotação de campos de petróleo requer tomadas de decisão de curto, médio e  longo 
prazo, feitas com base nos modelos previamente calibrados. Aumentar a confiabilidade e 
representação desses modelos implica em diminuir o risco de cada decisão, motivo pelo qual o 
tópico deste trabalho é importante para a indústria. 
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A motivação do trabalho deve-se à falta de metodologias consistentes de assimilação de 
dados de produção que levem em consideração a incerteza na distribuição espacial das 
propriedades petrofísicas e outras possíveis incertezas, e que integre a modelagem 
geoestatística no processo com objetivo de garantir a consistência geológica dos modelos 
calibrados. 
1.2. Objetivos 
O objetivo geral deste trabalho é desenvolver uma metodologia de assimilação de dados 
de produção que faça a redução de incerteza nas propriedades petrofísicas e atributos escalares, 
mantendo a consistência geológica. Os objetivos específicos da tese são: 
 Permitir o ajuste independente de cada poço, aplicando técnicas de condicionamento local; 
 Considerar propriedades categóricas e contínuas; 
 Garantir consistência geológica e premissas previamente assumidas; 
 Desenvolvimento de uma análise de sensibilidade que permita correlacionar propriedades 
petrofísicas locais e dados dinâmicos em cada poço; 
 Mitigar a possibilidade de convergência para uma única solução, ou um conjunto de 
soluções muito parecidas; 
 Redução de incerteza de propriedades petrofísicas (espaciais) e de atributos escalares; 
 Explorar o espaço de busca (combinação de parâmetros) eficientemente para viabilizar a 
aplicação em grandes campos. 
1.3. Descrição do trabalho 
O presente trabalho está dividido em 7 capítulos. O primeiro corresponde à introdução 
onde é apresentado o tema, motivação, objetivo e descrição do trabalho.  
No capítulo 2, denominado Fundamentação Teórica, são apresentados os principais 
conceitos e trabalhos anteriormente desenvolvidos relativos a desenvolvimento e 
gerenciamento de reservatórios em malha fechada, Big-Loop na assimilação de dados, 
hipercubo latino discreto com realizações geoestatísticas, cálculo do AQNS (Afastamento 
Quadrático Normalizado com Sinal) e a diferença entre funções objetivo simples e múltiplas. 
No capítulo 3, designado Revisão Bibliográfica, são apresentados os trabalhos com 
relevância para o trabalho desenvolvido. Os tópicos apresentados são focados em métodos de 
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redução de incerteza nas realizações geoestatísticas e no IDLHC (Iterative Discrete Latin 
Hypercube) (Maschio e Schiozer, 2016) para redução de incerteza de atributos escalares. 
O foco do capítulo 4 é a apresentação da metodologia proposta no trabalho. O capítulo 
5 apresenta o caso de aplicação e as premissas assumidas durante a aplicação do método. No 
capítulo 6 são apresentados os resultados da aplicação, finalizando com uma comparação entre 
as duas abordagens usadas. 
No capítulo 7 são expostas as conclusões e recomendações para trabalhos futuros. 
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2. FUNDAMENTAÇÃO TEÓRICA 
2.1. Desenvolvimento e gerenciamento de reservatórios em malha fechada 
A tomada de decisão e gestão de campos de petróleo é um processo complexo, em parte 
devido: (1) às incertezas existentes (reservatório, fluidos, modelo econômico, restrições 
operacionais, etc.), (2) ao tipo de decisões (curto ou longo prazo) e (3) à complexidade do 
problema (reservatório de petróleo, instalações de produção, avaliação econômica e métodos 
estatísticos). No trabalho de Schiozer et al. (2015) e Schiozer et al. (2019), uma metodologia 
composta por 12 etapas é apresentada onde, com base em aplicações em diversos casos de 
estudo, se apresentam os pontos mais importantes para uma tomada de decisão confiável. A 
Figura 2.1 apresenta a metodologia proposta por Schiozer et al. (2019): 
 
Figura 2.1 - Desenvolvimento e gerenciamento de reservatórios em malha 
fechada (Schiozer et al. 2019) 
 
A metodologia baseia-se no conceito de desenvolvimento e gestão de reservatório em 
malha fechada e divide-se em quatro partes distintas, num total de 12 etapas (distinguidas cada 
uma com uma cor na Figura 2.1):  
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Etapa Verde 
1. Caracterização do reservatório sob incertezas e criação dos diferentes cenários com base 
nas incertezas. Definição de incertezas (fluido, reservatório, económicas, operacionais, 
etc.) e suas probabilidades (Correia et al., 2015, 2018a, 2018b; Mahjour et al., 2019). 
2. Construir e calibrar modelo de simulação de forma que o modelo tenha um tempo de 
simulação aceitável garantindo respostas robustas. O grau de fidelidade deve ser 
selecionado conforme o objetivo do estudo, no entanto modelos de alta fidelidade devem 
ser priorizados aos modelos de baixa fidelidade ou proxies, devido à não linearidade entre 
o modelo de reservatório e o desempenho da estratégia de produção. 
 
Etapa Vermelha 
3. Verificar inconsistências no caso base e nos dados dinâmicos do poço a serem usados na 
etapa de assimilação de dados. 
4. Geração de cenários considerando as incertezas do reservatório. Diversas abordagens de 
amostragem estão disponíveis na literatura, no entanto o uso do HLDG é recomendado 
(Schiozer et al. 2017). 
5. Assimilação de dados: ajuste de histórico e redução do número de cenários usando dados 
dinâmicos de poço e sísmica 4D. Diferentes abordagens são possíveis (Avansi and 
Schiozer, 2015a; Bertolini et al., 2015; Costa et al., 2018; Davolio and Schiozer, 2018; 
Maschio and Schiozer, 2008, 2015, 2016a, 2016b; Oliveira et al., 2018) dependendo da 
complexidade do caso de estudo, dos objetivos e dos dados disponíveis. 
 
A assimilação de dados de produção é essencial no gerenciamento de campos de 
petróleo. Ao mitigar as diferenças entre os dados simulados e os dados de produção, a 
confiabilidade nos modelos aumenta e a quantificação do risco é mais acurada. A assimilação 
de dados de produção é um processo iterativo, onde sucessivas alterações são realizadas até que 
um ajuste aceitável seja atingido. 
De forma que os modelos sejam perturbados de forma consistente, as alterações devem 
ser feitas na escala de alta fidelidade. Para que isso seja possível o conceito de Big-Loop deve 
ser aplicado, evitando que alterações na caracterização petrofísica sejam feitas diretamente nos 
modelos de simulação gerando problemas de consistência geológica e continuidade. 
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Etapa Azul 
6. Seleção de uma estratégia de produção determinística para o caso base. A primeira 
estratégia de produção é obtida usando um processo de otimização (Gaspar et al., 2014, 
2016a; Ravagnani et al., 2011; Hohendorff Filho et al., 2016). 
7. Quantificação inicial do risco da estratégia de produção com os diferentes cenários gerados 
(Etapa 5). 
8. Seleção dos modelos representativos (Costa et al., 2008; Meira et al., 2016, 2017; 
Schiozer et al., 2004) tendo em consideração diversos parâmetros de entrada, suas 
incertezas e as respostas (produção, injeção, previsão econômica). 
9. Seleção de uma estratégia de produção especializada para cada modelo representativo. 
10. Seleção da estratégia de produção tendo em consideração incertezas do reservatório, 
económicas e outras incertezas. 
11. Identificação de potenciais alterações na estratégia de produção (Etapa 10) baseada no valor 
da informação e de flexibilidade. Integração com sistema produção. 
 
Etapa Preta 
12. A etapa em preto é dedicada à análise de decisão e uso de dados para gerenciamento de 
reservatórios no curto prazo. 
2.2. Metodologia geral de ajuste de histórico e redução de incertezas 
A metodologia geral de assimilação de dados está representada pela Figura 2.2. Mais 
detalhes sobre a metodologia podem ser encontrados no trabalho de Avansi (2014), Avansi et 
al. (2016), Almeida et al. (2014) e Silva et al. (2015). 
A metodologia integra caracterização de reservatórios sob incertezas, simulação 
numérica e ajuste de histórico. Esta se divide em 15 etapas, descritas a seguir: 
 Etapa 1 – Caracterização sob incertezas - os atributos incertos são definidos. Para cada 
incerteza é definido o intervalo de incerteza (mínimo e máximo), a discretização do 
intervalo em níveis e a distribuição de probabilidades de cada nível. 
 Etapa 2 – Tolerâncias e limite de normalização - definição da tolerância para cada dado de 
produção para o cálculo do AQNS. Os valores definidos para a Tol e C devem ser mantidos 
fixos ao longo do processo e permite calcular as faixas de aceite (representado a vermelho 
na Figura 2.4). 
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Figura 2.2 – Fluxograma geral de ajuste de histórico e redução de incertezas (adaptado 
de Avansi et al., 2016) 
 
 Etapa 3 – Definição do processo - Seleção entre um processo de ajuste (método de 
otimização) ou redução de incertezas (re-caracterizar os atributos com base nos dados 
observados, fazendo a redistribuição de probabilidade dos atributos incertos). 
 Etapa 4 – Geração de modelos - combinação das diferentes incertezas utilizando um 
método de amostragem. Para este trabalho especifico é sugerido o Hipercubo Latino 
Discreto com imagens geoestatísticas (HLDG) proposto por Schiozer et al. (2017). 
 Etapa 5 – Simulador Numérico - o conjunto de modelos é simulado e a qualidade do ajuste 
é quantificada usando o AQNS. 
 Etapa 6 – Diagnóstico - avaliação da variabilidade do AQNS para todos os dados de 
produção. Identificação dos dados de produção que precisam de melhoria no ajuste e devem 
ser foco na próxima iteração. 
 Etapa 7 – Resultados aceitáveis? – verificar se os resultados estão aceitáveis para iniciar a 
etapa de aplicação. 
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 Etapa 8 – Modelo numérico ok? – revisão do modelo de simulação de forma a garantir que 
a qualidade ruim do ajuste não se deva a problema no modelo de simulação e não na 
caracterização do reservatório. 
 Etapa 9 – Análise e mudanças – verificar possíveis alterações no modelo, como por 
exemplo, transmissibilidade de falhas, produtividade dos poços, etc. 
 Etapa 10 – Mudar parametrização? – verificar se a parametrização definida é suficiente 
para atingir o objetivo desejado.  
 Etapa 11 – Revisão Caracterização – inserção de novos atributos ou alterações dos limites 
dos atributos incertos, assim como a possível atualização de imagens geoestatísticas. 
 Etapa 12 – Atualização de atributos – Redução de incerteza pela redistribuição das 
probabilidades de cada nível. O método de redução de incertezas usado neste trabalho foi o 
IDLHC (Iterative Discrete Latin Hypercube) (Maschio e Schiozer, 2016). 
 Etapa 13 – Aumentar número de modelos – recomenda-se aumentar o número de modelos 
para aumentar o número de modelos filtrados usados na previsão. 
 Etapa 14 – Filtro – apesar de a incerteza dos atributos ter sido reduzida, ainda é possível 
que a combinação de determinados níveis dos atributos gere modelos não calibrados. O 
filtro exclui esses modelos.  
 Etapa 15 – Aplicação – no final do processo, os modelos são utilizados para aplicação, seja 
previsão, análise de risco ou desenvolvimento e gerenciamento do campo. 
 
A metodologia de ajuste de histórico e redução de incertezas é um processo iterativo e 
complexo. Algumas das etapas são detalhadas em seguida, com o objetivo de auxiliar na 
familiaridade com o tema. 
2.3. Hipercubo Latino Discreto com imagens geoestatísticas (HLDG) 
Diferentes métodos de amostragem podem ser considerados na geração de cenários para 
combinar as diferentes incertezas definidas no reservatório (Monte Carlo, Árvore Derivativa, 
Hipercubo Latino). Schiozer et al. (2017) propuseram o uso do Hipercubo Latino Discretizado 
com Imagens Geoestatísticas (HLDG) como um método eficaz para realizar a amostragem e 
combinação de incertezas. Esse método é uma adaptação do Hipercubo Latino (Figura 2.3) e 
algumas das suas vantagens são: 
1. Fácil aplicabilidade; 
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2. Preserva as características geológicas; 
3. Número reduzido de simulações para representar o espaço amostral; 
4. Combinação de diferentes tipos de incerteza.  
 
 
Figura 2.3 - Integração das incertezas para análise de risco. Hipercubo Latino Discreto 
com imagens Geoestatísticas (DLHG) (Schiozer et al. 2017) 
 
Os atributos incertos devem ser discretizados em diferentes níveis e a probabilidade de 
cada um é definida com base na função de distribuição de probabilidades. A geração dos 
cenários é feita tendo em conta as incertezas, seus níveis e respectivas probabilidades e números 
de cenários. O processo segue a metodologia de amostragem do Hipercubo Latino. 
2.4. AQNS e diagnóstico 
A avaliação da qualidade do ajuste pode ser feita pela comparação das curvas de 
produção simuladas e os dados de histórico ou com a utilização de indicadores da qualidade do 
ajuste (Almeida et al. (2014), Silva et al. (2015)). O indicador adotado nos trabalhos citados 
foi o Afastamento Quadrático Normalizado com Sinal (AQNS). Existem diversas vantagens no 
uso no AQNS na análise do ajuste, entre as quais: 
 Avaliar a qualidade do ajuste quantitativamente (ao invés de qualitativamente); 
 Fácil aplicabilidade; 
 Facilidade de diagnóstico para número elevado de modelos e dados de produção; 
 Comparação de diferentes tipos de dados (pressão, vazões, saturações, etc.); 
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 Possibilidade de definir diferentes tolerâncias para cada dado dinâmico; 
 Analisar diversos poços e dados de produção em simultâneo. 
 
O indicador da qualidade de ajuste AQNS (2.1) assume a seguinte expressão:  
 
 𝐴𝑄𝑁𝑆 =  
𝐴𝑆
|𝐴𝑆|
 
𝐴𝑄
𝐴𝑄𝐴
 (2.1) 
 
Sendo AS (2.2), AQ (2.3), AQA (2.4) e representados por: 
Afastamento Simples 𝐴𝑆 =  ෍(𝑆𝑖𝑚௜ − 𝐻𝑖𝑠𝑡௜)
௡
௜ୀଵ
 (2.2) 
Afastamento Quadrático 𝐴𝑄 =  ෍(𝑆𝑖𝑚௜ − 𝐻𝑖𝑠𝑡௜)ଶ
௡
௜ୀଵ
 (2.3) 
Afastamento Quadrático 
Aceitável 
𝐴𝑄𝐴 =  ෍(𝑇𝑜𝑙 × 𝐻𝑖𝑠𝑡௜ + 𝐶)
௡
௜ୀଵ
ଶ
 (2.4) 
 
onde 𝑆𝑖𝑚௜ representa o resultado simulado no tempo i, 𝐻𝑖𝑠𝑡௜ representa o dado de histórico no 
tempo i, 𝑇𝑜𝑙 e C são as tolerâncias aplicadas ao dado observado. 
A tolerância (Tol) define a percentagem de erro admissível para que o resultado 
simulado seja considerado como ajustado. O valor da tolerância deve refletir a confiabilidade 
no dado observado e deverá estar de acordo com o objetivo final de ajuste que se pretende. A 
tolerância também pode ser usada para dar diferentes pesos a diferentes séries de dados 
conforme a sua importância. 
A constante C é adicionada preferencialmente aos dados de produção de água. Em casos 
em que no modelo de simulação ocorre produção de água antes do da irrupção de água no poço, 
o valor de AQNS tende a valores muito elevados, excluindo modelos que poderiam ser 
considerados como tendo um ajuste aceitável. 
Tanto os valores de tolerância como da constante devem ser escolhidos de forma que 
boas práticas sejam aplicadas para que o ajuste não fique muito restritivo ou demasiadamente 
folgado, de forma que no final um conjunto de modelos com um mau ajuste seja selecionado. 
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A representação gráfica dos valores de AQNS do conjunto de modelos (Figura 2.4) 
permite uma análise simples e rápida da variabilidade e qualidade de ajuste de cada função 
objetivo. 
 
Figura 2.4 - Representação Esquemática do AQNS 
2.5. Função objetivo simples VS. múltiplas funções objetivo 
Duas abordagens podem ser utilizadas para quantificar a qualidade de ajuste do modelo, 
sendo elas: (1) função objetivo simples e (2) múltiplas funções objetivo. A função objetivo 
simples ou global quantifica a qualidade do ajuste usando um único indicador, habitualmente a 
soma dos valores absolutos de AQNS de todos os poços e dados de produção, no entanto este 
indicador não permite capturar o comportamento específico do poço. Por esse motivo, a 
avaliação de cada função objetivo individualmente, usando o conceito de múltiplas funções 
objetivo, é mais recomendada. (Almeida et al., 2014; Caeiro et al., 2014; Christie et al., 2013; 
Hajizadeh et al., 2011; Hutahaean et al., 2015; Silva et al., 2015; Oliveira et al.2017a, 
Oliveira et al.2017b; Schulze-Riegert et al., 2007). 
A abordagem de múltiplas funções objetivo permite a avaliação de cada dado de 
produção e poço individualmente, melhorando a compreensão do comportamento do 
reservatório e permitindo a identificação das funções objetivo que necessitam de ajuste. 
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3. REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 
No ajuste de histórico tradicional, as propriedades petrofísicas das regiões que se 
encontram desajustadas são alteradas por meio de multiplicadores, até que uma qualidade de 
ajuste aceitável seja obtida (Mattax e Dalton, 1990; Miliken et al. 2001). Esta metodologia 
pode permitir que o modelo se ajuste aos dados de produção, no entanto, viola todo o 
conhecimento e conceito geológico, geofísico e petrofísico, deixando o reservatório de ter 
coerência geológica. Apesar de o modelo poder representar os dados de histórico corretamente, 
dificilmente trará previsões confiáveis no longo prazo. 
Em casos complexos, existe a necessidade de fazer a calibração do modelo, 
considerando diferentes tipos de incerteza. Com esse objetivo, diferentes metodologias de 
assimilação de dados foram desenvolvidas possibilitando a redução de incerteza de 
propriedades petrofísicas e de atributos escalares. Entre esses trabalhos destaca-se Maschio e 
Schiozer (2016) que propõe uma combinação de Hipercubo Latino Discreto (HCLD) com 
estimativa de densidade não paramétrica, Soares et al. (2018, 2019) e Cruz et al. (2018) que 
usam o Conjunto Suavizado com Múltiplas Assimilações de Dados (Ensemble Smoother with 
Multiple Data Assimilation, ES-MDA) e Cavalcante et al. (2017, 2019) que faz assimilação 
de dados usando machine-learning. Nos trabalhos referidos, as alterações nos modelos são 
feitas diretamente na escala de média fidelidade (modelo de simulação), deixando de levar em 
consideração a escala, os métodos e as premissas inicialmente assumidos na geração do 
conjunto inicial de realizações petrofísicas. 
Em contrapartida, outros trabalhos focaram na alteração das imagens petrofísicas 
mantendo a consistência geológica das realizações e realizando as perturbações diretamente na 
escala do modelo de alta fidelidade. Entre esses trabalhos, destacamos o Método de Perturbação 
de Probabilidades (Hoffman e Caers, 2003; Hoffman e Caers, 2005; Hoffman e Caers, 2007; 
Hoffman, 2005) para propriedades categóricas como fácies, o Método de Deformação Gradual 
(Hu, 2000; Roggero e Hu, 1998; Gervais et al., 2007; Ding e Roggero, 2010) e a Co-
Simulação (Mata-Lima e Soares, 2007; Mata-Lima, 2008; Oliveira, 2014) para propriedades 
contínuas como porosidade e permeabilidade. A desvantagem dos trabalhos referidos é de 
considerarem na metodologia um método eficiente de reduzir apenas a incerteza nas 
propriedades petrofísicas, desconsiderando os atributos escalares. 
3.1. Método de perturbação de probabilidades 
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Inspirado no trabalho de Journel (2002), que combina diferentes tipos de informação, 
Hoffman (2005) sugeriu um método de perturbação de propriedades (ex: fácies) garantindo a 
consistência geológica.  
Antes de realizar a calibração do modelo, um conjunto inicial de cenários é gerado tendo 
em consideração toda a informação disponível (dado de poço, sísmica, variogramas modelados, 
conhecimento geológico, etc.). Esta informação inicial (B) permite o cálculo da probabilidade 
a priori P(A|B), que representa a probabilidade de ocorrência do evento A (por exemplo, ocorrer 
fácies A no bloco) tendo em consideração a informação B. Esta probabilidade a priori pode ser 
facilmente obtida através de uma estimação por krigagem, criando uma distribuição de 
probabilidade de ocorrência do evento A, em cada bloco.  
O Método de Perturbação de Probabilidade (PPM) permite a integração de informação 
secundária D, na probabilidade a priori previamente calculada P(A|B), gerando uma nova 
probabilidade condicionada P(A|B, D) que depende não só da informação B, mas também dos 
dados D.  
O método seleciona uma imagem geoestatística que se quer reproduzir nas iterações 
seguintes e usa como informação secundária no método calculando a probabilidade P(A|D). 
Usando a imagem selecionada (I), aplica-se a equação 3.1, obtendo-se uma propriedade 
Indicatriz que identifica onde ocorre o evento A na imagem: 
𝐼(𝒖) = ቄ1 𝑠𝑒 𝑜 𝑒𝑣𝑒𝑛𝑡𝑜 𝐴 𝑜𝑐𝑜𝑟𝑟𝑒𝑟 𝑒𝑚 𝒖0 𝑜𝑢𝑡𝑟𝑜𝑠 𝑐𝑎𝑠𝑜𝑠  
3.1 
 
onde 𝒖 = (𝑥, 𝑦, 𝑧)𝜖 modelo reservatório. Em seguida, a probabilidade P(A|D) é calculada 
usando a equação 3.2: 
𝑃(𝐴|𝐷) = (1 − 𝑟஽)𝐼(𝒖) + 𝑟஽𝑃(𝐴)    𝜖     [0, 1] 3.2 
 
onde 𝑟஽é um parâmetro entre [0, 1] que controla o quanto a imagem é perturbada e P(A) é a 
probabilidade global de ocorrência do evento A que pode ser medido em um histograma global. 
O parâmetro 𝑟஽ é de suma importância, pois define qual o peso que a imagem geoestatística 
selecionada (I) irá ter nas novas imagens a serem geradas. Se 𝑟஽ = 0, então 𝑃(𝐴|𝐷) = 𝐼(𝒖) e 
a imagem geoestatística é replicada na totalidade, por outro lado um valor de 𝑟஽ = 1 gera 
𝑃(𝐴|𝐷) = 𝑃(𝐴), ou seja, uma nova realização é gerada. 
Para combinar a probabilidade 𝑃(𝐴|𝐵) e 𝑃(𝐴|𝐷) em 𝑃(𝐴|𝐵, 𝐷) Hoffman (2005) usa a 
equação 3.3, assumindo que a variável B e D são independentes. 
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𝑃(𝐴|𝐵, 𝐷) =
1 − 𝑃(𝐴)
𝑃(𝐴)
1 − 𝑃(𝐴)
𝑃(𝐴) +  ൬
1 − 𝑃(𝐴|𝐵)
𝑃(𝐴|𝐵) ൰ ൬
1 − 𝑃(𝐴|𝐷)
𝑃(𝐴|𝐷) ൰
 3.3 
 
O Método de Perturbação de Probabilidades permite que a perturbação seja feita 
localmente, nesse caso o valor de 𝑟஽ e a imagem selecionada podem variar em cada região 
definida no reservatório. A utilização de um valor independente de 𝑟஽ em cada região permite 
que regiões sejam perturbadas com pesos distintos: umas podem ficar mais condicionadas à 
imagem secundária que foi atribuída, enquanto outras podem manter a probabilidade a priori e 
ter maior variabilidade. 
Em Hoffman e Caers (2005), um caso simples sintético é usado para ilustrar o método. 
Uma imagem inicial de fácies é usada como informação secundária. O modelo é dividido em 
duas regiões e valores distintos de correlação são atribuídos (𝑟஽ଵ = 0.80 e 𝑟஽ଶ = 0.05) 
conforme representado na Figura 3.1. 
 
 
 
 
Figura 3.1 – Realização selecionada (lado esquerdo) e valores do coeficiente para cada 
região e correspondente P(A|D) (lado direito) (Hoffman e Caers, 2005). 
 
Um conjunto de realizações foi gerado e a frequência de ocorrência das fácies 
“vermelhas” foi calculada em cada bloco. É possível verificar na Figura 3.2 que existe um 
padrão do lado direito, condizente com a imagem previamente selecionada. 
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Figura 3.2 – Média de 100 realizações geradas usando o método regional (em Hoffman e 
Caers, 2005). 
 
Destacamos este método por permitir uma perturbação de propriedades categóricas 
localmente, apesar de estar condicionado à utilização de apenas uma imagem por região 
definida. 
3.2. Método de deformação gradual 
O método de deformação gradual propõe uma abordagem que permite honrar os dados 
de produção, realizando alterações nas imagens geoestatísticas de forma consistente (Hu, 2000; 
Roggero and Hu, 1998; Gervais et al., 2007; Ding and Roggero, 2010). Este método tem 
como premissa a combinação linear de duas ou mais realizações independentes. 
Assuma que uma realização geoestatística possa ser gerada a partir de uma função de 
ruído randômica a partir da seguinte equação 3.4: 
 
𝑍 = 𝐻(𝑌) 3.4 
 
onde Y é um ruído Gaussiano definido no reservatório, H é um operador que tem em 
consideração a informação estrutural e Z é uma realização geoestatística. No método de 
deformação gradual, uma combinação linear das realizações de ruído Gaussiano é combinada 
usando a equação 3.5. 
 
𝑌(𝜃) = 𝑚 + cos(𝜋𝜃) (𝑌ଵ − 𝑚) + sin(𝜋𝜃) (𝑌ଶ − 𝑚) 3.5 
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onde 𝑌ଵ e 𝑌ଶ são dois ruídos Gaussianos com a mesma média (m) e covariância (C). A realização 
obtida 𝑌(𝜃) pela combinação de 𝑌ଵ e 𝑌ଶ é também um ruído Gaussiano, pois cosଶ(𝜋𝜃) +
sinଶ(𝜋𝜃) = 1. A realização geoestatística obtida a partir do ruído 𝑌(𝜃) é calibrada (com os 
dados de produção) alterando o parâmetro 𝜃 da equação 3.5. 
Esta formulação pode ser estendida, fazendo a combinação de qualquer número n de 
funções (𝑌௜)௜ୀଵ…௡, considerando 𝑛 − 1 parâmetros de deformação (𝜃௜)௜ୀଵ…௡ିଵ pela equação 
3.6, possibilitando assim a combinação de múltiplas imagens para uma mesma região (Gervais 
et al., 2007; Ding and Roggero, 2010; Gervais and Ravalec, 2018). 
𝑌(𝜃ଵ, … , 𝜃௡) = 𝑚 + (𝑌ଵ − 𝑚) ෑ cos(𝜋𝜃௜)
௡ିଵ
௜ୀଵ
+ ෍൫𝑌௝ − 𝑚൯ sin൫𝜋𝜃௝ିଵ൯ ෑ cos(𝜋𝜃௜) + (𝑌௡ − 𝑚) sin(𝜋𝜃௡ିଵ)
௡ିଵ
௜ୀ௝
௡ିଵ
௝ୀଶ
 
3.6 
Este método permite uma perturbação local, definindo um valor do parâmetro 𝜃௜ para 
cada região distinta. Uma das vantagens relativamente ao método de perturbação de 
probabilidades é a possibilidade de combinar múltiplas realizações para uma mesma região. 
3.3.  Perturbação de imagens usando co-simulação 
A co-simulação foi inicialmente desenvolvida para integrar informação secundária no 
dado (propriedade do reservatório) que se deseja simular. Um exemplo dessa aplicação é a 
integração de dados sísmicos para a obtenção de porosidade (Yamamoto, 2013). Mata-Lima 
(2008) propôs um método de perturbação de realizações geoestatísticas fazendo uso da Co-
Simulação Sequencial Direta (Soares, 2001) para condicionar as realizações geoestatísticas a 
uma imagem selecionada. No entanto, este método não se restringe apenas à Co-Simulação 
Sequencial Direta, ao invés, a Co-Simulação Sequencial Gaussiana, disponível nos softwares 
comerciais, pode ser usada (Oliveira, 2017). 
Nos trabalhos desenvolvidos por Mata-Lima, a co-simulação é usada para garantir que 
nas iterações seguintes, as realizações geradas respeitem a imagem selecionada no processo de 
perturbação. 
Mata-Lima (2008) propôs e testou o algoritmo num reservatório simples, composto por 
uma única camada de blocos com espessura de 10 metros. Todos os testes foram feitos 
considerando porosidade constante e alterando a permeabilidade de forma a obter a calibração 
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dos dados de simulação com os dados de histórico. O reservatório era composto por um injetor 
e dois produtores. 
O método proposto por Mata-Lima preserva o variograma e histograma de 
permeabilidade e que é uma metodologia de fácil aplicabilidade por ser apenas necessário o 
variograma e um coeficiente de correlação. Motivada pelos resultados promissores, Caeiro et 
al. (2013 e 2014) aplicaram a metodologia em um caso 2D sintético com anisotropia, validando 
e dando consistência à eficiência do método de co-simulação para perturbação de imagens. 
A Co-Simulação Sequencial Gaussiana (Co-SGS) é mais acessível nos softwares de 
modelagem disponíveis na indústria (RMS, Petrel, etc.). Este método admite a 
multiGaussianidade da variável 𝑌(𝑥), fazendo com que a média e a variância da função de 
densidade de probabilidade condicional de um ponto 𝑥଴ sejam obtidas pelos estimadores de 
krigagem simples de 𝑥଴. Qualquer distribuição local Gaussiana pode ser definida pela média e 
variância e o processo sequencial de simulação é realizado calculando a distribuição local em 
cada bloco através de um caminho aleatório (semente) (Goovaerts, 1997). 
A distribuição local pode ser calculada usando a equação 3.7 que representa a co-
estimação por krigagem simples: 
𝑌∗(𝑢) − 𝑚௬ = ෍ 𝜆ఈൣ𝑌(𝑢ఈ) − 𝑚௬൧
௡
ఈୀଵ
+ 𝜐[𝐵(𝑢) − 𝑚஻] 3.7 
onde 𝑌∗(𝑢) é o parâmetro 𝑌 a ser simulado no ponto u, 𝑚௬ é a média estacionária do parâmetro 
Y, 𝑌(𝑢ఈ) são todos os pontos simulados até o momento, 𝜆ఈ são os pesos dados a cada ponto, 
calculado por krigagem, 𝐵(𝑢) é a variável secundária no ponto u, 𝑚஻ é a média estacionária do 
parâmetro B, e 𝜐 é o coeficiente de correlação entre Y e B. 
O coeficiente de correlação é um importante parâmetro que quantifica o quanto a 
imagem selecionada (secundária) deve ser honrada nas iterações seguintes. Este valor pertence 
ao intervalo [−1 ; 1] e para valores absolutos perto de 1, o padrão da imagem é completamente 
respeitado. À medida que o valor diminui, flexibilidade é dada ao método de simulação 
estocástica para explorar outras respostas considerando a informação secundária fornecida. 
O método de perturbação de imagens usando a Co-Simulação permite uma perturbação 
global ou regional. Na perturbação global, uma imagem e um coeficiente de correlação são 
usados em todo o reservatório, fazendo com que tanto a informação secundária como o peso 
que esta tem seja igual em todo o modelo. Apesar de este método conseguir melhorar os 
resultados, no caso de ajuste de histórico ele não suprime a necessidade de ajuste local, 
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principalmente em casos de estudo com elevado número de poços. De forma a aperfeiçoar o 
processo de ajuste, Mata-Lima (2008) aplicou o método usando a Co-Simulação 
regionalmente, onde para cada região é selecionada uma imagem e um peso individual 
conseguindo assim tratar cada poço independentemente e minimizando o desajuste dos 
restantes poços durante o processo (Figura 3.3 e Figura 3.4). A imagem composta representada 
na Figura 3.3 é usada como informação secundária no método de Co-Simulação. Apesar de essa 
imagem ser descontínua o método geoestatístico, desde que seja dependente (tendo em 
consideração os blocos já simulados na simulação de um novo bloco), garante a continuidade 
das realizações geoestatísticas geradas. 
O método de perturbação local aumenta a flexibilidade do processo iterativo de 
assimilação de dados e tem as seguintes vantagens: (1) as realizações geoestatísticas geradas 
tem maior variabilidade, (2) evita que uma única imagem seja usada como referência, (3) obtém 
melhores resultados na calibração, (4) convergência duas vezes mais rápida que no método de 
perturbação global (Gervais et al. (2007), Hoffman and Caers (2005), Oliveira et al. (2017a), 
Oliveira (2014)). 
 
 
Figura 3.3 - Imagem secundária composta para o método de perturbação local (de 
Mata-Lima 2008) 
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Figura 3.4 – Curvas de corte de água do caso de referência, inicial e ajustado (de Mata-
Lima 2008) 
 
Apesar de o método de perturbação local aumentar a eficiência e qualidade do ajuste, a 
sua aplicação demanda um maior trabalho e parametrização pois, ao invés de selecionar uma 
única imagem e coeficiente de correlação para a totalidade do modelo, é necessário selecionar 
uma imagem e coeficiente de correlação para cada região definida. 
Dos métodos aplicáveis à abordagem probabilística (Método de Perturbação de Imagens 
e Co-Simulação) as principais limitações são: (1) inexistência de uma metodologia que permite 
perturbar múltiplas propriedades petrofísicas, (2) apenas uma imagem é selecionada como 
referência para cada região, ela não irá produzir necessariamente bons resultados no longo 
prazo, (3) as metodologias não consideram outras incertezas além da caracterização petrofísica. 
3.4. Zoneamento 
As três metodologias abordadas para perturbação de imagens possibilitam a aplicação 
global ou regional. Quando aplicado regionalmente, o reservatório deverá ser dividido em 
diferentes regiões que não se sobreponham, mas que na totalidade, representam o modelo. As 
regiões podem ser alteradas ao longo do processo iterativo caso necessário. Alguns exemplos 
de regiões definidas em trabalhos anteriormente realizados são: 
 Formas geométricas (Ding e Roggero, 2010); 
 Polígonos/Volume de Voronoi (Gervais et al. 2007; Hoffman e Caers, 2005); 
 Linhas de fluxo (Miliken et al., 2001; Caers, 2003; Kashib e Serinivasan, 2006); 
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 Usando a sísmica 4D para estabelecer padrões de movimentação de fluidos e área de 
drenagem (Gervais e Roggero, 2010). 
3.5. IDLHC 
O trabalho de Maschio e Schiozer (2016) propõe um novo processo iterativo para o 
ajuste de histórico probabilístico, combinando Hipercubo Latino Discreto (HCLD) com 
estimativa de densidade não paramétrica. A metodologia atualiza a função de probabilidade 
com base na seleção dos melhores modelos de acordo com a qualidade do ajuste. Essa seleção 
é feita com base no valor de AQNS e na matriz de correlação que identifica quais atributos 
incertos mais afetam cada dado de produção. A metodologia do IDLHC segue o fluxograma 
apesentado na Figura 3.5 e os passos gerais são descritos abaixo: 
 
Figura 3.5 - Workflow para IDLHC (adaptada de Maschio e Schiozer, 2016) 
 
1. Parametrização: cada atributo incerto é discretizado em níveis. A discretização apresenta 
duas vantagens principais: (1) a facilidade de trabalhar com incertezas discretas ao invés de 
contínuas e (2) a facilidade de utilizar variáveis discretas na etapa 4 da metodologia 
apresentada na Figura 2.1. 
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2. Geração de cenários usando o HCLD. Na primeira iteração a amostragem tem em 
consideração a probabilidade a priori, no entanto, ao longo do processo iterativo, esta 
probabilidade é atualizada. 
3. Rodar simulador de fluxo. 
4. Calcular afastamentos quadráticos normalizados (Secção 2.4). 
5. Seleção dos melhores modelos, tendo em consideração o valor de AQNS. Um percentual 
dos melhores modelos é selecionado de acordo com o AQNS das funções objetivo 
influenciadas pelo atributo em análise. 
6. Estimação da distribuição de probabilidade não paramétrica para cada atributo.  
7. Retorna ao passo 2 se o número de iterações limite não foi atingido. 
 
A primeira etapa para atualizar a função de distribuição de probabilidade é calcular a 
correlação entre os valores de AQNS e os diferentes atributos, de forma a determinar a 
influência de cada atributo sobre as funções objetivo locais. A matriz é composta por m colunas 
e n linhas, sendo m o número de funções objetivo e n o número de atributos. Cada elemento da 
matriz representa a correlação entre o atributo e o dado de produção (função objetivo local). 
Um valor de corte para o coeficiente de correlação (𝑅௖) é definido de forma a estabelecer o 
valor a partir do qual considera-se que existe uma correlação. 
Considere a Figura 3.6 com um esquema representativo da metodologia. O símbolo ‘x’ 
indica que o Atributo 1 influência a OF 1, 3 e 4 com base num valor de 𝑅௖ definido. A parte 
inferior da figura representa os modelos selecionados com base nas OF 1, 3 e 4 que são as 
funções influenciadas pelo Atributo 1. Os modelos selecionados (azul) são usados para gerar o 
histograma do Atributo 1. O mesmo procedimento é aplicado ao restante dos atributos. Se um 
determinado atributo não tem impacto significativo em nenhuma função objetivo, a sua 
distribuição de probabilidades não é alterada (Atributo 4 na Figura 3.6). As premissas principais 
para a adoção desse procedimento são: (1) se um determinado atributo incerto (combinado com 
os demais) não influencia nenhuma função objetivo, não há indício suficiente para que a 
incerteza desse atributo seja reduzida, (2) um atributo que não influencia o período de histórico 
pode vir a influenciar o período de previsão, sendo recomendável manter sua incerteza original 
para não correr o risco de uma redução de incerteza indevida gerar uma previsão de produção 
errada (ou enviesada). 
43 
 
 
 
  
Figura 3.6 - Representação esquemática do processo de seleção de modelos (Maschio e 
Schiozer, 2016) 
Com base nos modelos selecionados, a frequência de ocorrência de cada nível é plotada 
e a probabilidade acumulada é definida. A função de distribuição cumulativa é suavizada 
conforme o intervalo de cada nível do atributo. Um novo histograma suavizado é construído 
baseado na distribuição cumulativa e consequentemente discretizado de acordo com os 
intervalos inicialmente definidos para o atributo. A suavização do histograma permite gerar 
PDF contínuas e sem descontinuidades que poderiam eliminar níveis do atributo 
prematuramente (Figura 3.7). 
A metodologia proposta por Maschio e Schiozer (2016) permite a redução de incertezas 
gradual dos atributos incertos em casos de estudo práticos e complexos. As propriedades 
petrofísicas foram calibradas fazendo uso de multiplicadores locais e calibrando os mesmos 
durante o processo iterativo, no entanto, o IDLHC pode ser usado considerando outras 
parametrizações, fazendo redução de incerteza global ou localmente. Trabalhos desenvolvidos 
usam o IDLHC com a caracterização local de fraturas, falhas e/ou caminhos de alta 
permeabilidade (super K) sendo possível a sua integração com softwares de modelagem para 
reduzir incerteza nos parâmetros de geração de cenários (variograma, abertura de fratura, 
proporção de areia, etc.) (Costa et al. 2019, Costa et al. 2018, Maschio e Schiozer, 2019). 
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Figura 3.7 - Estimação não paramétrica (a) histograma gerado dos modelos 
selecionados, (b) distribuição acumulada, (c) histograma suavizado, (d) probabilidade 
estimada (de Maschio e Schiozer, 2016). 
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4. METODOLOGIA  
A metodologia geral adotada neste trabalho segue o workflow de ajuste de histórico e 
redução de incertezas apresentado na Secção 2.2 (Figura 2.2) com adaptações para fazer face 
aos principais desafios propostos.  
Com o objetivo de suprir as necessidades da indústria, uma metodologia específica foi 
desenvolvida para este trabalho baseada na metodologia geral. O ajuste local dos poços 
integrando a geoestatística no processo para garantir a consistência geológica é um desafio. Na 
Tabela 4.1 encontram-se resumidos alguns desses desafios, contribuições e como cada ponto 
foi tratado na metodologia. 
 
Tabela 4.1 - Desafios e abordagens propostas 
 
A redução de incerteza é realizada na Etapa 12 da metodologia de ajuste de histórico e 
redução de incertezas da Figura 2.2 (Avansi et al., 2016). A metodologia proposta contempla 
tanto a redução de incerteza dos atributos escalares como das propriedades petrofísicas.  
Por se tratarem de duas incertezas com características distintas, a redução de incerteza 
de cada uma é realizada individualmente (em iterações distintas). Para que isso seja possível, a 
Etapa 12 da metodologia de ajuste de histórico e redução de incerteza (Figura 2.2) foi adaptada 
conforme workflow apresentado na Figura 4.1. Apesar de a metodologia permitir que seja feita 
a redução de incerteza das propriedades petrofísicas e dos atributos escalares em simultâneo, 
definiu-se que a cada iteração apenas a redução de um tipo de incerteza seja realizada.  
 
Desafios Abordagem/Contribuição 
Ajuste independente de cada poço Perturbação regional 
Perturbação de propriedades 
categóricas e contínuas 
Integração na metodologia geral de assimilação 
de dados do Método de Perturbação de 
Probabilidades e da Co-Simulação 
Correlacionar a caracterização 
petrofísica com dados de produção 
Análise de sensibilidade para caracterização 
petrofísica 
Mitigar a probabilidade de 
convergência para um mínimo local 
Múltiplas imagens por região no método de 
perturbação de imagens / IDLHC 
Redução de incerteza de atributos 
escalares e propriedades petrofísicas 
Integração no workflow dos métodos de 
perturbação de imagem e IDLHC 
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Figura 4.1 - Detalhamento da Etapa 12 do workflow de ajuste de histórico e redução de 
incertezas 
 
A cada iteração, um objetivo deve ser definido de forma a auxiliar na escolha do 
caminho a percorrer na Etapa 12. Atributos incertos como compressibilidade, curvas de 
permeabilidade relativa, contato entre fluídos, etc., tratados neste trabalho como atributos 
incertos escalares, são definidos na totalidade do modelo. Uma redução de incerteza nestes 
atributos tem o objetivo de eliminar (ou reduzir a probabilidade de ocorrência) de níveis que 
gerem resultados insatisfatórios, no entanto, essa redução de incerteza afetará a totalidade do 
modelo. Por outro lado, com a perturbação de imagens, é possível focar na calibração de cada 
um dos poços individualmente.  
A sugestão recomendada e seguida neste trabalho é fazer um diagnóstico do conjunto 
inicial dos cenários, de forma a definir quais dados de produção devem ser priorizados no ajuste. 
O ponto de partida é avaliar se a produtividade dos poços (vazão de líquido, injeção de água e 
pressão) está dentro de uma tolerância aceitável. Caso isso não se verifique, o primeiro ponto 
deverá ser o ajuste razoável desses parâmetros, perturbando as propriedades petrofísicas locais 
em torno de cada poço. Como o objetivo é o ajuste local das propriedades petrofísicas com 
maior impacto na produtividade, regiões de menor dimensão podem ser definidas, garantindo 
que o reservatório seja menos perturbado nesta fase inicial. De forma a conseguir ajustar a 
vazão de água e óleo, é necessário garantir que a vazão de líquido informada seja respeitada. 
Caso isso não aconteça o ajuste da produtividade do poço é priorizado. 
Com a produtividade calibrada, é possível fazer uma redução de incerteza dos atributos 
escalares, eliminando ou reduzindo a probabilidade de ocorrência dos níveis dos atributos 
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incertos que geram modelos desajustados. Atributos sem impacto significativo na produção 
mantêm a probabilidade a priori. A etapa seguinte é focar na calibração de cada poço 
individualmente, alterando as características petrofísicas das regiões definidas em torno de cada 
poço desajustado. Nesta etapa as regiões definidas são de dimensão maior, com o objetivo de 
considerar a possível área de drenagem dos poços. 
Em cada iteração, é considerado o conjunto de cenários e as funções de distribuição de 
probabilidades da iteração anterior. Ou seja, na perturbação das propriedades petrofísicas de 
uma determinada iteração, serão usadas as imagens geradas na iteração anterior para criar a 
nova informação secundária. Por outro lado, na redução de incerteza dos atributos escalares, os 
cenários fornecidos como entrada do método são gerados pela combinação das imagens e 
usando as funções de distribuição de probabilidade da iteração anterior. 
A Etapa 12.3 segue o trabalho de Maschio e Schiozer (2016) abordado anteriormente 
(Secção 3.5) enquanto que a Etapa 12.2 para redução de incerteza das imagens petrofísicas 
segue o workflow proposto nessa tese, representado na Figura 4.2. 
 
 
Figura 4.2 - Workflow proposto para a Etapa 12.2 de perturbação de realizações 
geoestatísticas 
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A Etapa 12.2 para perturbação de realizações geoestatísticas divide-se em 8 outras sub 
etapas descritas a seguir: 
 Sub Etapa 12.2.1 – Seleção das funções objetivo com maior desvio, que serão ajustadas na 
iteração atual.  
 Sub Etapa 12.2.2 – Definição dos limites das regiões de cada poço. As regiões definidas 
não devem ser sobrepostas. Podem ser alteradas ao longo do processo iterativo. 
 Sub Etapa 12.2.3 – São conhecidas quais propriedades e regiões devem ser perturbadas 
com o objetivo de ajustar as FO selecionadas? Em caso negativo, é necessário realizar a 
Análise de Sensibilidade proposta na sub Etapa 12.2.4. 
 Sub Etapa 12.2.4 – Execução da Análise de Sensibilidade (AS) para propriedades 
petrofísicas proposta, de forma que seja possível identificar a relação entre a caracterização 
petrofísica localmente e os dados de produção. A AS é descrita adiante. 
 Sub Etapa 12.2.5 – Uma vez identificadas a(s) propriedade(s) com maior impacto nas FO 
é necessário seguir o procedimento de perturbação de imagens respeitando a dependência 
entre as mesmas. Por exemplo, caso a propriedade com maior impacto para a calibração da 
pressão do poço seja a permeabilidade local, uma perturbação de fáceis e porosidade tem 
de ser realizada previamente de forma a garantir que o padrão necessário e identificado nos 
modelos com melhor ajuste seja reproduzido. Considere o seguinte exemplo em que a 
permeabilidade é função da porosidade que por sua vez depende das fácies. Fácies 0 
corresponde a um tipo de rocha não reservatório com baixa porosidade e permeabilidade, 
enquanto que fácies 1 corresponde a uma rocha reservatório com boa porosidade e 
permeabilidade. Caso se identifique que para ajustar a pressão de um poço, a região em 
torno de poço necessita de alta permeabilidade, então, previamente é necessário garantir 
que o método estocástico irá atribuir uma maior probabilidade de ocorrência de fácies 
reservatório em torno desse poço. Caso isso não seja feito, e uma fácies não-reservatório 
ocorra na região, não será possível obter a alta permeabilidade devido à dependência e 
correlação entre propriedades petrofísicas. 
 Sub Etapa 12.2.6 – Aplicação do método adaptado e proposto neste trabalho de perturbação 
de probabilidades para condicionamento das fácies. A adaptação para utilização de 
múltiplas imagens por região é descrita adiante. 
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 Sub Etapa 12.2.7 e 12.2.8 – Aplicação do método proposto neste trabalho de Co-Simulação 
para condicionamento da porosidade/permeabilidade. A adaptação para utilização de 
múltiplas imagens por região é descrita adiante. 
 
A aplicação das sub etapas 12.2.6 a 12.2.8 estão contempladas na metodologia, apesar 
de não serem obrigatórias. Por exemplo, dependendo do caso de estudo, a geração das fácies 
pode não ser necessária na caracterização do reservatório, nesses casos a etapa 12.2.6 seria 
eliminada da metodologia. O objetivo aqui proposto foi apresentar uma metodologia genérica 
e que possa ser simplificada caso assim se justifique. 
4.1. Sub Etapa 12.2.4 – Análise de sensibilidade para propriedades petrofísicas 
Uma das principais contribuições deste trabalho é o desenvolvimento de uma análise de 
sensibilidade para propriedades petrofísicas com o objetivo de auxiliar no processo iterativo de 
assimilação de dados. É de conhecimento geral que as heterogeneidades têm um grande impacto 
na produção do reservatório, contudo, a atualização do modelo é feita com base na experiência 
e conhecimento que o engenheiro tem do caso de estudo. Essas alterações tornam-se mais 
difíceis de ser realizadas quando existe um cuidado em garantir que o modelo mantenha a sua 
consistência geológica. 
Com a análise de sensibilidade aqui apresentada é possível identificar o impacto que 
cada propriedade petrofísica e região tem em relação ao dado de produção que se pretende 
calibrar. A aplicação deste método é focada em propriedades contínuas. Para propriedades 
categóricas, um estudo da frequência de ocorrência das fáceis num conjunto de modelos 
calibrados pode ser realizado. 
A análise de sensibilidade multivariada (Oliveira et al., 2018) é realizada selecionando 
uma imagem base e consequentemente fazendo alterações nas propriedades petrofísicas 
avaliando o impacto na produção. Esta metodologia segue os seguintes passos: 
 Passo_AS1: Seleção da imagem base, por exemplo o modelo que tem menor valor de 
função objetivo global (soma do valor absolto de todas as funções objetivo); 
 Passo_AS2: Definição das regiões no reservatório.  
 Passo_AS3: Sorteio de um multiplicador de porosidade e permeabilidade para cada região 
com base numa distribuição de probabilidades previamente definida. 
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 Passo_AS4: Geração do novo cenário multiplicando os valores sorteados no Passo_AS3 
pelo modelo selecionado no Passo_AS1. Estes cenários não tem consistência geológica, 
pelo que o seu propósito é unicamente para a análise de sensibilidade (Figura 4.3). 
 Passo_AS5: Refazer o Passo_AS3 e Passo_AS4 até que um número suficiente de cenários 
seja gerado; 
 Passo_AS6: Simular cenários; 
 Passo_AS7: Quantificar a correlação entre o multiplicador com o valor de AQNS de cada 
função (Figura 4.4). 
 
A metodologia de análise de sensibilidade para propriedades espaciais permite entender 
a correlação entre a caracterização petrofísica e os dados de produção. A perturbação local 
diminui a probabilidade de uma correlação cruzada ocasionar o desajuste de um poço de uma 
região vizinha durante o processo, no entanto, pequenas alterações podem ocorrer. Nesses casos 
pode ser necessário alterar a imagem secundária localmente para melhorar o ajuste.  
 
Figura 4.3 - Representação esquemática da geração de cenários para a análise de 
sensibilidade de propriedades petrofísicas modificadas localmente 
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Figura 4.4 - Correlação entre os valores de multiplicador e AQNS. Caso com correlação 
forte (esquerdo) e baixa correlação (direita) 
 
A Figura 4.4 apresenta dois exemplos da análise de correlação entre a propriedade 
petrofísica na região e o dado de produção. Do lado esquerdo existe uma correlação forte 
enquanto que, do lado direito não existe uma correlação expressiva. Esta análise tem dois 
objetivos principais: (1) identificar quais propriedades e regiões tem maior impacto em cada 
dado de produção e (2) entender como a imagem secundária pode ser alterada (usando 
multiplicadores) de forma a melhorar a calibração de algum dado que possa ter desajustado 
durante o processo. 
4.2. Etapa 12.2.6 – Método de perturbação de probabilidade proposto 
Umas das principais limitações do Método de Perturbação de Imagens é a utilização de 
uma única imagem como referência e um coeficiente de correlação constante em cada região. 
A imagem selecionada, apesar de poder ajustar os dados de histórico, pode não ser 
representativa do reservatório no longo prazo, podendo enviesar os resultados na previsão. A 
escolha de uma única imagem contradiz o objetivo da abordagem probabilística de assimilação 
de dados, que tem como principal contribuição a exploração de múltiplas respostas.  
A definição da região assim como do coeficiente de correlação são duas etapas 
importantes e com impacto no resultado final. Existe uma elevada incerteza relativa à área de 
influência de cada poço e realizar a perturbação em toda a área com igual peso pode impactar 
no longo prazo. 
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Com o objetivo de mitigar o impacto destas limitações, uma adaptação do método de 
Hoffman (2005) é proposta. O objetivo é, ao invés de utilizar uma única imagem por região, 
utilizar um conjunto de imagens que ajustam os dados de histórico para gerar a probabilidade  
a posteriori, fazendo com que as próximas realizações geoestatísticas reproduzam padrões que 
sejam similares entre as imagens anteriormente selecionadas (Oliveira et al. 2018). Para isso, 
o cálculo da distribuição com base no dado dinâmico, 𝑃(𝐴|𝐷), usa a Equação 4.1 que permite 
determinar similaridades entre as imagens. 
 
𝑃(𝐴|𝐷) =
1
𝑛
 ෍ 𝑖ఉ(𝛼 ; 𝐴)
௡
ఉୀଵ
 4.1 
𝑖ఉ(𝛼 ; 𝐴) = ቄ
1  𝑠𝑒 𝑠(𝛼 ; 𝛽) = 𝐴
0         𝑜𝑢𝑡𝑟𝑜 𝑐𝑎𝑠𝑜
 4.2 
 
onde 𝑠(𝛼 ; 𝛽) = 𝐴 determina se ocorre fácies A na localização 𝛼 do modelo 𝛽 nos n modelos 
selecionados. Se a frequência de ocorrência de fáceis A é elevado para um determinado bloco 
nas imagens selecionadas, 𝑃(𝐴|𝐷) tenderá a ter valores próximos de 1 para representar a 
elevada probabilidade de ocorrência. Por outro lado, caso não exista um padrão em um 
determinado bloco, o valor de 𝑃(𝐴|𝐷) irá tender à probabilidade a priori 𝑃(𝐴|𝐵) o que pode 
ser comparado ao uso de um coeficiente de correlação menor, dando maior flexibilidade ao 
método de simulação estocástica para explorar de forma mais eficiente a distribuição a 
posteriori, aumentando a variabilidade das propriedades petrofísicas no conjunto de soluções 
finais. 
Este método apresenta duas vantagens principais: (1) não é necessário selecionar um 
coeficiente de correlação, a alta correlação está diretamente associada a valores próximos dos 
extremos (0 e 1) de 𝑃(𝐴|𝐷) e (2) a diminuição do impacto da região, pois apesar de ser 
necessário definir a região, o método perturba de forma distinta cada bloco dentro dela.  
O método permite a utilização de uma única imagem. Nesse caso P(A/D) assume o 
mesmo resultado de Hoffman (2005) caso se usasse um coeficiente de correlação igual a 1. 
4.3. Etapas 12.2.7 e 12.2.8 – Método de co-simulação proposto 
O método de co-simulação usual define, para cada região uma única imagem e 
coeficiente de correlação. A proposta apresentada neste trabalho possibilita: (1) construir a 
informação secundária baseada num conjunto de imagens, ao invés de uma única, para cada 
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região, (2) atribuir diferentes valores de coeficiente de correlação conforme exista ou não uma 
similaridade entre as imagens selecionadas em cada bloco. 
A metodologia proposta consiste em selecionar um conjunto de imagens com ajuste 
aceitável e condicionar as similaridades entre elas para gerar novas imagens geoestatísticas que 
ajustam melhor os dados de histórico, perturbando apenas os blocos da região com impacto na 
calibração, ao invés de perturbar a região por inteiro. Esta análise pode ser feita recorrendo a 
estatísticas (como a média, variância e coeficiente de variação) para identificar onde, no 
conjunto de imagens, a variabilidade é menor. Blocos com alta variabilidade podem ser 
definidos como tendo pouco impacto no ajuste, pois independentemente do valor da 
propriedade petrofísica, o ajuste pode ainda assim ser obtido. Por esse motivo, aos blocos com 
essas características são atribuídos valores de coeficiente de correlação menores para que o 
método de simulação estocástica consiga explorar diferentes respostas. Por outro lado, blocos 
com reduzida variabilidade sugere que um padrão possa existir entre as imagens que 
potencializa a calibração do dado dinâmico. A esses blocos é atribuído um alto valor de 
coeficiente de correlação e o valor médio da propriedade petrofísica das imagens é usado como 
referência. 
Para cada região, um conjunto de n melhores modelos é selecionado e usando a Equação 
4.3 a imagem secundária (IS) é definida. 
𝐼𝑆 =  𝜙ത (𝛼) =
1
𝑛
 ෍ 𝜙ఉ(𝛼)
௡
ఉୀଵ
 4.3 
onde 𝜙ఉ(𝛼) é o valor da propriedade do modelo 𝛽 na localização 𝛼 dos n modelos usados na 
construção da imagem secundária. Para avaliar a variabilidade, é usado o conceito de desvio 
padrão (𝜎) e coeficiente de variação (CV). 
𝜎(𝛼) = ඩ
1
𝑛
 ෍ ቀ𝜙ఉ(𝛼) − 𝜙ത(𝛼)ቁ
ଶ
௡
ఉୀଵ
 4.4 
𝐶𝑉(𝛼) = 𝜎(𝛼)/𝜙ത(𝛼) 4.5 
 
Blocos com valor de CV (coeficiente de variação) abaixo de um valor estipulado de 
corte (VC) são atribuídos valores de coeficiente de correlação elevados, enquanto que os 
restantes blocos, valores menores. Aos valores maiores de coeficiente de correlação pode ser 
atribuído um valor constante ou uma expressão em função da qualidade de ajuste obtido no 
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conjunto de imagens selecionado (Oliveira, 2014). Por outro lado, para valores menores de 
coeficiente de correlação, um valor constante pode ser definido, por exemplo 0.05. Assume-se 
neste trabalho 𝐶𝐶ெ௔௜௢௥ como os coeficientes de correlação com maior valor, enquanto que 
𝐶𝐶ெ௘௡௢௥ os menores valores de coeficiente de correlação usados na co-simulação para gerar a 
nova imagem. A Co-Simulação Sequencial Gaussiana necessita, em cada bloco do valor da 
imagem secundária e do coeficiente de correlação (CC). Este último pode ser definido pela 
Equação 4.6: 
𝐶𝐶(𝛼) = ൜𝐶𝐶ெ௔௜௢௥         𝑠𝑒 𝐶𝑉(𝛼) < 𝑉𝑎𝑙𝑜𝑟 𝐶𝑜𝑟𝑡𝑒𝐶𝐶ெ௘௡௢௥                              𝑜𝑢𝑡𝑟𝑜𝑠 𝑐𝑎𝑠𝑜𝑠
 4.6 
 
No caso de se selecionar apenas uma imagem, o método utilizado fica igual ao método 
proposto por Mata-Lima (2008). Nesse, apenas uma imagem e o valor de coeficiente de 
correlação elevado são usados para cada região. 
4.4. AQNS para tempo de irrupção da água 
As funções de AQNS habitualmente calculadas contemplam a vazão de líquido, água, 
óleo e pressão do poço. O valor de AQNS é um indicador que possibilita a representação, de 
forma simples, da qualidade de ajuste de um conjunto de cenários simultaneamente. Diversos 
possíveis cenários para a vazão de água e seus valores de AQNS são representados na Figura 
4.5 e Figura 4.6. 
 
Figura 4.5 - Diferentes curvas de produção de água 
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Figura 4.6 – AQNS de Q para os poços P1 a P6 
 
Nos poços P1 e P2 é possível afirmar em qual direção as curvas devem ser ajustadas, no 
entanto, essa conclusão não é trivial para o poço P3 e P6. Com o objetivo de melhorar a 
qualidade do ajuste, outra função objetivo é proposta (Oliveira et al., 2018) considerando o 
tempo de irrupção da água no poço produtor. O cálculo do AQNS para o tempo de irrupção da 
água (WBT) é calculado usando a Equação 4.7 e representado conforme a Figura 4.7: 
 
𝑊𝐵𝑇 =
𝑊𝐵𝑇ௌ௜௠ − 𝑊𝐵𝑇ு௜௦௧
𝑇𝑜𝑙𝑒𝑟â𝑛𝑐𝑖𝑎
 4.7 
 
onde 𝑊𝐵𝑇ௌ௜௠ representa o tempo em dias de irrupção da água no modelo de simulação, 
𝑊𝐵𝑇ு௜௦௧ representa o tempo em dias de irrupção da água no dado de histórico e 𝑇𝑜𝑙𝑒𝑟ê𝑛𝑐𝑖𝑎 
representa a tolerância aceitável entre a diferença de irrupção entre o dado simulado e o 
histórico para o poço produtor. 
Com a análise do WBT é possível identificar rapidamente qual o problema no ajuste dos 
poços P3 e P6. Apesar de a adição de uma nova função objetivo para cada poço produtor deixar 
o processo de calibração mais complexo, esta informação agrega valor ao modelo e aumenta a 
confiabilidade dos mesmos. 
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Figura 4.7 – AQNS de WBT para os poços P1 a P6 
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5. APLICAÇÕES 
5.1. UNISIM-I-R 
O caso estudado é um benchmark baseado no Campo de Namorado, localizado na Bacia 
de Campos (Avansi e Schiozer, 2015). O modelo UNISIM-I-R representa o modelo de 
referência (“real”) de alta fidelidade do caso de estudo construído a partir de dados públicos do 
campo. Este modelo é representado por 3.408.633 células ativas com dimensão 25 x 25 x 1 m 
em uma malha corner-point, a partir do qual foram coletados os dados para se gerar o modelo 
de simulação assim como os dados de histórico. 
O objetivo da construção deste modelo foi obter um modelo sintético com características 
reais e respostas conhecidas para que as metodologias possam ser testadas e validadas. 
Mais detalhes sobre o caso de estudo estão disponíveis em UNISIM (2019). 
5.2. UNISIM-I-H 
O modelo UNISIM-I-H representa um modelo de simulação de média fidelidade 
(fidelidade considerada adequada para o objetivo proposto - previsão de produção de longo 
prazo), criado a partir do caso de referência considerando as incertezas. O modelo de média 
fidelidade é representado por 36.739 blocos ativos com dimensões, em média, de 100x100x8 
m. O modelo UNISIM-I-H permite que metodologias de ajuste de histórico e redução de 
incertezas sejam testadas.  
O reservatório encontra-se inicialmente na condição de sub-saturado, sendo a pressão 
inicial de 327 kgf/cm2 e a pressão de bolha de 210 kgf/cm2. O óleo apresenta uma densidade de 
28ºAPI. 
O reservatório apresenta uma falha selante, dividindo o reservatório em duas regiões 
distintas, o bloco leste (à direita) e a região principal (à esquerda) (Figura 5.1). 
A estratégia de produção para o desenvolvimento do campo contempla 25 poços, 
descritos em seguida e representados na Figura 5.2: 
 4 produtores verticais: NA1A, NA2, NA3D e RJS19; 
 10 produtores horizontais: PROD005, PROD008. PROD009, PROD010, PROD012, 
PROD014, PROD021, PROD23A, PROD24A e PROD25A; 
 11 injetores (de água) horizontais: INJ003, INJ005, INJ006, INJ007, INJ010, INJ015, 
INJ017, INJ019, INJ021, INJ022 e INJ023. 
58 
 
 
 
 
Figura 5.1 – Limite do reservatório e falha selante (Avansi e Schiozer, 2015) 
 
  
Figura 5.2 – Distribuição dos poços produtores e injetores 
 
O período de histórico tem a duração de 11 anos (0 até 4.018 dias), enquanto que a 
previsão tem a duração de 30 anos (4.018 até 10.957 dias). Nos primeiros 4 anos, houve apenas 
produção dos poços verticais (NA1A, NA2, NA3D, RJS19), seguido de um ano em que 
estiveram fechados e posteriormente recomeçaram a produção juntamente com os restantes 
poços (produtores e injetores). No período de histórico, os poços produtores são controlados 
por vazão de líquido e os injetores por vazão de água injetada. 
5.3. Incertezas e parametrizações 
Para gerar o conjunto inicial de cenários é necessário definir as incertezas, seus níveis e 
respectivas probabilidades. Estas incertezas são baseadas no caso de estudo apresentado em 
Avansi e Schiozer (2015) e podem ser divididas em dois grupos: 
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 Incertezas petrofísicas: propriedades de fácies, porosidade, permeabilidade horizontal, 
permeabilidade vertical e espessura porosa definidas em cada bloco do modelo.  
 Incertezas escalares: são definidas na totalidade do campo ou em uma região 
específica. Possuem um determinado valor constante definido a partir de uma 
distribuição discreta ou pela discretização de uma distribuição contínua. Para este 
trabalho foram definidas as seguintes incertezas: contato óleo-água do bloco leste, 
multiplicador de permeabilidade vertical, compressibilidade da rocha, máxima 
permeabilidade relativa da água e o expoente da curva de permeabilidade relativa 
(modelo de Corey). 
 
As propriedades petrofísicas são geradas a cada iteração na escala de alta fidelidade. 
Para caracterizar o reservatório são geradas propriedades de: (1) fácies, (2) porosidade, (3) 
permeabilidades e (4) espessura porosa. Posteriormente, é realizado um processo de 
transferência de escala para transferir estas propriedades petrofísicas para a escala de média 
fidelidade. Este processo origina as seguintes propriedades: (1) fácies, (2) porosidade, (3) 
permeabilidade horizontal (x e y), (4) permeabilidade vertical (z) e (5) espessura porosa. 
Primeiro, uma distribuição de fácies é gerada, usando a Simulação Sequencial da 
Indicatriz (Figura 5.3). Para este trabalho, foram definidas três fácies:  
 Fácies 0: rocha reservatório com melhor qualidade; 
 Fácies 1: rocha reservatório com menor qualidade; 
 Fácies 2: rocha não reservatório. 
 
A porosidade é gerada em função da distribuição de fácies usando a Simulação 
Sequencial Gaussiana, sendo possível definir uma distribuição e variograma para a porosidade 
em cada fácies (Figura 5.4). 
No trabalho de Avansi e Schiozer (2015) a permeabilidade foi determinada 
deterministicamente em função da porosidade usando a regressão linear obtida da correlação 
representada na Figura 5.5. No nosso caso de estudo, a permeabilidade foi gerada 
probabilisticamente usando a Simulação Sequencial Gaussiana e a correlação de pontos como 
condicionante ao  invés da regressão linear estimada a partir dos dados de poço do caso 
UNISIM-I-R, aumentando a complexidade do caso de estudo (mais uma variável a ajustar) e a 
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variabilidade das imagens geradas. O resultado de uma imagem de permeabilidade usando essa 
correlação encontra-se representada na Figura 5.6. 
 
 
Figura 5.3 – Distribuição de fácies no reservatório 
 
 
 
Figura 5.4 – Distribuição de porosidade no reservatório 
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Figura 5.5 – Correlação entre porosidade e permeabilidade (Avansi e Schiozer, 2015) 
 
 
 
Figura 5.6 – Distribuição de permeabilidade no reservatório 
 
A distribuição de espessura porosa é feita deterministicamente, atribuindo-se um valor 
determinístico conforme o tipo de fácies. O valor atribuído segue a Tabela 5.1 e uma 
representação da distribuição de espessura porosa no reservatório está representada na Figura 
5.7: 
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Tabela 5.1 – Correlação entre fácies e espessura porosa 
Fácies Espessura Porosa 
0 1 
1 0.75 
2 0 
 
 
 
Figura 5.7 – Distribuição de espessura porosa no reservatório 
 
A metodologia garante que as premissas e correlações entre propriedades petrofísicas 
sejam respeitadas, possibilitando a perturbação local com o objetivo de calibrar os dados de 
produção. Em casos mais simples, a correlação entre as propriedades pode ser simplificada por 
exemplo excluindo a necessidade de caracterização de fácies. 
As distribuições de probabilidade das incertezas escalares seguem o indicado no 
trabalho de Avansi e Schiozer (2015) e posteriormente discretizadas em diferentes níveis. As 
distribuições de cada incerteza escalar e número de níveis encontram-se representados na 
Tabela 5.2. 
A combinação dos diferentes níveis de krwiro e Pkrw geram curvas de permeabilidade 
relativa distintas. Essas curvas podem ser representadas pela Equação 5.1. 
𝑘௥௪ = 𝑘௥௪௜௥௢ ൬
𝑆௪ − 𝑆௪௖௥௜௧
1 − 𝑆௪௖௥௜௧ − 𝑆௢௥௪
൰
௉ೖೝೢ
 5.1 
onde krwiro é a máxima permeabilidade relativa da água, Sw a saturação de água, Swcrit a saturação 
de água crítica, Sorw a saturação de óleo residual e Pkrw é um expoente que determina a forma 
da curva de krw. 
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Tabela 5.2 – Incerteza dos atributos escalares 
Incertezas Mínimo Máximo Distribuição Média Número de níveis 
Contato Óleo-água 
(OWC) 3.169 3.179 Triangular 3.174 10 
Mult. de Perm. 
Vertical (Kz) 0.01 3 Triangular 1.5 10 
Comp. da Rocha 
(CPOR) ((kgf/cm2)-1) 1.0 E-05 9.6 E-05 Triangular 5.3 E-05 10 
Máx. Perm. Relativa 
da Água (krwiro) 0.15 0.52 Triangular 2.30 10 
Expoente de krw (Pkrw) 1.50 3.30 Triangular 0.33 10 
5.4. Tolerâncias adotadas para o cálculo de AQNS 
Para fazer uma análise quantitativa da qualidade do ajuste, recorre-se ao valor de AQNS 
apresentado anteriormente (Seção 2.4. As tolerâncias e constantes definidas para cada dado 
dinâmico encontram-se representadas na Tabela 5.3. 
Tabela 5.3 – Tolerâncias e constantes utilizadas no cálculo do AQNS 
Variável Tolerância (Tol) Constante (C) 
Vazão de Óleo (qo) 0.1 0 m3/d 
Vazão de Água (qw) 0.1 50 m3/d 
Vazão de Líquido (ql) 0.05 0 m3/d 
Pressão (BHP) 0.1 0 kgf/cm2 
Irrupção da Água (WBT) - 90 (dias) 
Injeção de Água (qi) 0.05 0 m3/d 
 
O dado informado para produtores e injetores no período de histórico é a vazão de 
líquido e injeção de água, respectivamente, motivo pela qual a tolerância definida é menor. 
5.5. Regiões para o método de perturbação local 
O trabalho aqui apresentado adota inicialmente volumes de Voronoi construídos com 
base na perfuração dos poços (Figura 5.8). Dessa forma, cada bloco fica correlacionado ao 
poço que tiver mais próximo. Esta abordagem mostrou ser de fácil aplicabilidade e geração de 
bons resultados de forma simples e eficiente no processo de ajuste. 
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Figura 5.8 – Regiões de Voronoi definidos para aplicação do método regional 
 
Em uma fase mais avançada do processo, a região do poço PROD009 foi dividida em 7 
regiões distintas devido à dificuldade de ajuste deste poço específico e à dimensão da região 
quando comparado com as demais regiões (Figura 5.9). Dividindo essa região, aumentamos a 
flexibilidade do método de perturbação, sendo possível fazer a análise de sensibilidade das 
propriedades petrofísicas em cada uma das novas regiões e determinando que alterações devem 
ser feitas na imagem secundária. 
5.6. Métodos de aplicação 
Duas abordagens foram realizadas com o objetivo de comparar o método de perturbação 
de imagens usando uma ou múltiplas imagens por região. Ambas as abordagens iniciam com o 
mesmo conjunto inicial de imagens. As funções objetivo, constantes e tolerâncias são iguais em 
ambos os casos para que a comparação seja justa. 
No método utilizando apenas uma imagem, denominada Abordagem 1, é selecionada 
para cada região a melhor imagem (menor valor da soma dos AQNS das funções objetivo do 
poço da região) e um coeficiente de correlação, o qual define o grau de influência da imagem 
secundária. 
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Figura 5.9 – Regiões definidas para a região inicial do PROD009 
 
Por outro lado, no método que utiliza múltiplas imagens por região (Método 2), um 
conjunto inicial das 5 melhores imagens é selecionado para definir a informação secundária.  
Como premissa, foi padronizado a escolha de 5 imagens por região pois: (1) é difícil 
selecionar para todas as regiões um número maior do que 5 imagens ajustadas, (2) à medida 
que o número de imagens aumenta, cresce a dificuldade de se obter uma correlação entre as 
imagens, (3) um número elevado de imagens gera uma probabilidade que tende a priori, (4) um 
número muito reduzido de imagens converge para o Método 1. 
O coeficiente de correlação usado em ambos os métodos para os blocos a perturbar foi 
de 0.7 e para os blocos que não serão afetados diretamente pela perturbação foi usado um 
coeficiente igual a 0.05. O número de realizações geoestatísticas geradas a cada iteração foi de 
150 para ambos os métodos. 
Ao longo do processo iterativo, o número de imagens selecionadas por região, assim 
como o coeficiente de correlação pode ser alterado caso se justifique para o processo de ajuste. 
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6. RESULTADOS E DISCUSSÕES 
6.1. Iteração Inicial (IT 0) 
A primeira etapa do trabalho consiste na geração e diagnóstico de um conjunto inicial 
de cenários. Para isso foi gerado um total de 500 cenários, combinando 150 realizações 
geoestatísticas com os diferentes níveis das incertezas escalares. O conjunto inicialmente 
gerado é igual para as duas abordagens aplicadas de forma a ter o mesmo ponto de partida: 
(1) Abordagem 1: Seleção de uma imagem por região para a construção da imagem 
secundária; 
(2) Abordagem 2: Seleção de múltiplas imagens por região para a construção da 
imagem secundária. 
O diagnóstico foi realizado pela análise do indicador de qualidade AQNS e pela 
comparação entre as curvas de produção dos modelos simulados e do histórico de produção, 
para campo e poço. 
Analisando os gráficos de AQNS para a produção de líquido e injeção de água é possível 
verificar que, apesar de serem dados informados para os poços produtores e injetores, 
respectivamente, os modelos não conseguem honrar as vazões (Figura 6.1, Figura 6.2, Figura 
6.9 e Figura 6.10). Este problema deve-se ao desajuste da produtividade provocado pela 
parametrização do poço e/ou da caraterização petrofísica em torno deste. 
A consequência de iniciar o processo de assimilação de dados para calibrar vazões de 
água e óleo sem ajustar a produtividade é a convergência dos métodos para níveis de incerteza 
que podem ser resultado da tentativa de “forçar” a obtenção do ajuste. Esse comportamento 
pode ser identificado pela convergência das distribuições à posteriori para um dos níveis 
extremos, máximo ou mínimo. A seleção dos níveis extremos e a elevada redução de incerteza 
é resultado da tentativa de suprir o fato de o processo ter sido iniciado com modelos muito 
desajustados. 
Conferindo a Figura 6.13 é possível verificar que não existe nenhum modelo ajustado 
(modelos com AQN - valor absoluto de AQNS - de todas as FO abaixo de 15 simultaneamente) 
no conjunto inicial de 500 cenários. O objetivo inicial para a calibração nas duas abordagens é 
o ajuste da produtividade dos poços injetores e produtores. 
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Figura 6.1 – AQNS de vazão de líquido do 
conjunto inicial de cenários (IT 0) 
Figura 6.2 – AQNS de injeção de água do 
conjunto inicial de cenários (IT 0) 
 
Figura 6.3 – AQNS de pressão dos produtores 
do conjunto inicial de cenários (IT 0) 
 
Figura 6.4 – AQNS de pressão dos injetores 
do conjunto inicial de cenários (IT 0) 
 
Figura 6.5 – AQNS de vazão de óleo do 
conjunto inicial de cenários (IT 0) 
 
Figura 6.6 – AQNS de vazão de água do 
conjunto inicial de cenários (IT 0) 
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Figura 6.7 – AQNS de irrupção da água do conjunto inicial de cenários (IT 0) 
 
 
Figura 6.8 – Pressão média do campo para o 
conjunto inicial de cenários (IT 0) 
 
 
Figura 6.9 – Vazão de líquido do campo para o 
conjunto inicial de cenários (IT 0) 
 
Figura 6.10 – Vazão de injeção do campo 
para o conjunto inicial de cenários (IT 0) 
Figura 6.11 – Vazão de água do campo 
para o conjunto inicial de cenários (IT 0) 
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Figura 6.12 – Vazão de óleo do campo para o conjunto inicial de cenários (IT 0) 
 
Figura 6.13 – Percentagem de modelos em função dos valores de AQN (valor absoluto de AQNS) 
de todas a funções objetivo 
 
6.2. Imagem secundária com uma realização geoestatística por região 
Esta seção apresenta os resultados da metodologia proposta, com a premissa de 
selecionar apenas uma realização geoestatística por região para construir a imagem secundária 
usada nos métodos de perturbação de imagem. Essa abordagem segue a metodologia 
habitualmente aplicada, conforme descrito na revisão bibliográfica. O objetivo de apresentar 
este método é para que possa ser feita uma comparação confiável com o método de assimilação 
de dados e redução de incerteza proposto, selecionando múltiplas imagens por região para a 
perturbação de realizações geoestatísticas. 
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Iterações 1 a 3 (IT 1 a IT 3) 
O primeiro objetivo definido, com base no diagnóstico dos cenários iniciais, é a 
melhoria na calibração da produtividade dos poços produtores e injetores. A primeira etapa foi 
identificar as propriedades que têm maior correlação com a produtividade dos poços usando a 
análise de sensibilidade para propriedades petrofísicas apresentada na Seção 4.1. Conforme 
representado na Figura 6.14 é possível concluir que a permeabilidade na região em torno do 
poço é a principal responsável pela produtividade do mesmo. Avaliando o enviesamento dos 
valores de AQNS da função objetivo e comparando com o resultado da análise de sensibilidade, 
é possível identificar o procedimento necessário a se aplicar para melhorar o ajuste.  
No caso dos exemplos mostrados, o poço RJS19 não consegue (numa grande maioria 
dos modelos) produzir a vazão de líquido informada. Analisando a Figura 6.14 podemos 
verificar que é necessário aumentar a permeabilidade local. Essa perturbação é feita, 
modificando regionalmente a permeabilidade da imagem secundária na região do poço RJS19, 
usando um multiplicar local (Seção 4.1). Este procedimento e análise podem ser aplicados a 
qualquer função objetivo. 
Figura 6.14 – Correlação entre permeabilidade local e produção/injeção 
 
Para que o ajuste da permeabilidade local fosse feito, três iterações foram necessárias ( 
Tabela 6.1) para perturbar as propriedades petrofísicas sequencialmente na seguinte 
ordem: (1) fácies, (2) porosidade e (3) permeabilidade. Essa sequência de três iterações aumenta 
a probabilidade de ocorrerem os valores de permeabilidade definidos na imagem secundária 
usada no método de perturbação de imagens conforme explicado anteriormente (Figura 4.2). 
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Tabela 6.1 – Três primeiras iterações, suas abordagens e objetivos 
Iteração Abordagem Objetivo 
IT 1 Perturbação das fácies Calibrar 
produtividade 
dos poços 
IT 2 Perturbação da porosidade 
IT 3 Perturbação da permeabilidade 
 
Na primeira iteração (IT 1) foi realizada a perturbação das fáceis selecionando uma 
realização geoestatística para cada região e um coeficiente de correlação global de 0.7 gerando 
a probabilidade 𝑃(𝐴|𝐷) representada na Figura 6.15. A probabilidade à posteriori obtida 
usando o método de perturbação de probabilidades encontra-se representada na Figura 6.16, 
sendo a mesma usada na geração da distribuição de fácies. Uma realização geoestatística de 
fácies encontra-se representada na Figura 6.17. É possível verificar que a distribuição de fácies 
respeita a probabilidade informada. 
 
 
Figura 6.15 – Probabilidade P(A| D) para fácies 0 
 
72 
 
 
 
Figura 6.16 – Probabilidade à posteriori 
P(A| B, D) para fácies 0 
Figura 6.17 – Realização geoestatística 
gerada usando P(A| B, D) 
 
Na segunda e terceira iteração foi realizada a perturbação da porosidade e 
permeabilidade, respectivamente. O mesmo coeficiente de correlação global de 0.70 foi usado. 
Para cada região foi selecionada a realização geoestatística com menor valor da soma dos AQN 
de todas as funções objetivo do poço. A imagem secundária (à esquerda) assim como uma das 
realizações geoestatísticas resultantes da perturbação (à direita) para a porosidade e 
permeabilidade encontram-se representadas na Figura 6.18 e Figura 6.19, respectivamente. 
  
Figura 6.18 – Imagem secundária e realização geoestatística resultante para a 
porosidade 
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Figura 6.19 – Imagem secundária e realização geoestatística resultante para a 
permeabilidade 
 
A produtividade dos poços produtores e injetores melhoraram com o processo iterativo 
aplicado (Figura 6.20, Figura 6.21  ¸Figura 6.22 e Figura 6.23) ajustando a vazão de líquido 
de todos os poços produtores e da maioria dos poços injetores. 
No entanto, o procedimento gerou assimetrias nos valores de AQNS para algumas 
funções objetivo. Alguns exemplos são a produção de óleo dos poços PROD008, PROD012 e 
PROD014 (Figura 6.24). 
 
Figura 6.20 – AQNS da IT0 e IT3 para 
vazão de líquido 
Figura 6.21 – AQNS da IT0 e IT3 para 
injeção de água 
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Figura 6.22 – Percentagem de AQN de 
modelos para a vazão de líquido 
Figura 6.23 – Percentagem de AQN de 
modelos para a injeção de água 
 
Figura 6.24 – AQNS da IT0 e IT3 para produção de óleo 
 
Iteração 4 (IT 4) 
A iteração 4 (IT4) teve o objetivo de melhorar a simetria dos valores de AQNS antes de 
iniciar a etapa de redução de incertezas dos atributos escalares (Tabela 6.2). De forma a que 
isso fosse possível, foi aplicada a Etapa 11 de “Revisão de Caracterização” da metodologia 
geral de ajuste de histórico e redução de incertezas da Figura 2.2, onde a imagem secundária 
foi alterada, fazendo uso de multiplicadores regionais com o auxílio da análise de sensibilidade 
para propriedades petrofísicas. 
 
 
 
 
 
75 
 
 
 
Tabela 6.2 – Quatro primeiras iterações, sua abordagem e objetivos 
Iteração Abordagem Objetivo 
IT 1 Perturbação das fácies Calibrar 
produtividade 
do poço 
IT 2 Perturbação da porosidade 
IT 3 Perturbação da permeabilidade 
IT 4 Alteração da imagem secundária 
Melhorar 
simetria de 
AQNS 
 
A análise de sensibilidade permitiu identificar que para o ajuste da vazão de óleo do 
PROD008, a propriedade com maior influência é a porosidade na região do poço PROD008 e 
INJ21 (Figura 6.25). Para o PROD012 é a porosidade da região do poço PROD012 (Figura 
6.26) enquanto que para o PROD014 é a porosidade da região do poço PROD014 (Figura 
6.27). Todas as porosidades das regiões influentes foram reduzidas usando um multiplicador 
local na imagem secundária nas regiões específicas. 
  
Figura 6.25 -Propriedades e regiões influentes ao ajuste da vazão de óleo do poço 
PROD008 
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Figura 6.26 - Propriedades e regiões 
influentes ao ajuste da vazão de óleo do 
poço PROD012 
Figura 6.27 - Propriedades e regiões 
influentes ao ajuste da vazão de óleo do 
poço PROD014 
 
A perturbação da imagem secundária através do uso de multiplicadores é um processo 
de fácil aplicabilidade e que permite obter resultados eficientes conforme representado na 
Figura 6.28 a Figura 6.29. 
Figura 6.28 – AQNS para vazão de óleo 
nas iterações IT0, IT3 e IT4 
Figura 6.29 – Percentagem de AQN de 
modelos para a vazão de óleo nas iterações 
IT0, IT3 e IT4 
 
Iteração 5 (IT 5) 
Com o ajuste da produtividade finalizado, foi possível reduzir a incerteza dos atributos 
escalares. A redução das incertezas globais (definidos em todo o reservatório) permite a 
exclusão ou diminuição de probabilidade dos níveis que geram modelos com pior ajuste.  
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Tabela 6.3 – Cinco primeiras iterações, suas abordagens e objetivos 
Iteração Abordagem Objetivo 
IT 1 Perturbação das fácies 
Calibrar produtividade do poço IT 2 Perturbação da porosidade 
IT 3 Perturbação da permeabilidade 
IT 4 Alteração da imagem secundária Melhorar simetria de AQNS 
IT 5 Redução de incerteza dos atributos escalares 
Reduzir a probabilidade de ocorrência 
de combinações que geram modelos 
desajustados 
 
Foi definido para o IDLHC um total de 10 iterações sendo gerados 500 modelos a cada 
iteração, obtendo-se a distribuição de probabilidades à posteriori para cada atributo 
representado na Figura 6.30 à Figura 6.34. 
 
Figura 6.30 – Distribuição de 
probabilidades da compressibilidade da 
rocha inicial e final 
 
Figura 6.31 – Distribuição de 
probabilidades da máxima 
permeabilidade relativa da água inicial e 
final 
 
Figura 6.32 – Distribuição de 
probabilidades do multiplicador de 
permeabilidade vertical inicial e final 
 
Figura 6.33 – Distribuição de 
probabilidades da expoente da 
permeabilidade relativa da água inicial e 
final 
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Figura 6.34 – Distribuição de probabilidades do contato óleo-água inicial e final 
 
O impacto que as incertezas dos atributos escalares têm sobre o ajuste é menor do que 
das propriedades petrofísicas verificando-se que não houve alterações significativas na 
variabilidade dos valores de AQNS para as funções objetivo (Figura 6.35 à Figura 6.41). 
 
Figura 6.35 – AQNS de BHP dos poços 
produtores da IT 0 à IT 5 
Figura 6.36 – AQNS de BHP dos poços 
injetores da IT 0 à IT 5 
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Figura 6.37 – AQNS de injeção de água  
da IT 0 à IT 5 
Figura 6.38 – AQNS de produção de 
líquido IT 0 à IT 5 
Figura 6.39 – AQNS de vazão de óleo da 
IT 0 à IT 5 
Figura 6.40 – AQNS de vazão de água da 
IT 0 à IT 5 
 
Figura 6.41 – AQNS de tempo de irrupção da água da IT 0 à IT 5 
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Iteração 6 (IT 6) 
Avaliando a percentagem de modelos por AQN verifica-se que apenas é possível filtrar 
modelos a partir de valores de AQN superiores a 25. Esse valor é consideravelmente elevado, 
pelo que, uma iteração será feita para melhorar o ajuste específico dos poços problemáticos. 
Este processo iterativo pode-se repetir até que um limite adequado seja atingido ou que não seja 
possível melhorar os resultados. Duas abordagens podem ser aplicadas nesta fase: (1) a 
alteração da imagem secundária fazendo uso de um multiplicador local ou (2) liberar o 
condicionamento da região e selecionar uma nova imagem para refazer a perturbação. A 
segunda alternativa requer (no mínimo) duas iterações pois as seguintes etapas são necessárias: 
(1) Liberar condicionamento do poço ao definir coeficiente de correlação menor (0.05) 
para as regiões influentes na calibração do dado dinâmico; 
(2) Gerar um novo conjunto de realizações geoestatísticas; 
(3) Selecionar uma nova imagem para perturbar novamente as regiões e atribuir o 
coeficiente de correlação adequado para condicionar o dado; 
(4) Gerar um novo conjunto de realizações geoestatísticas. 
 
Por motivos de comparação e pela limitação de usar apenas uma imagem por região na 
perturbação, foi realizada apenas uma iteração alterando a imagem secundária usando 
multiplicadores.   
Fazendo um diagnóstico individual de cada poço, foi possível verificar que a dificuldade 
de conseguir que um número significativo de modelos seja filtrado, deve-se ao desajuste do 
tempo de irrupção da água do poço NA3D (Figura 6.41). Com base no diagnóstico e na análise 
de sensibilidade (Figura 6.42), foi realizada uma diminuição da porosidade local na imagem 
secundária. 
De forma a evitar um processo iterativo exaustivo e um número elevado de iterações, 
foi selecionado no final desta iteração um valor de corte para o filtro de AQN de 15. Lembrando 
que uma contribuição importante deste trabalho é sobre a utilização de múltiplas imagens por 
região na perturbação ao invés de uma única, pelo que, devido às limitações de usar apenas uma 
imagem, foi considerado um número limite de iterações. 
Foram gerados 1000 cenários com o objetivo de aumentar o número de modelos que 
passam pelas restrições do filtro (AQN menor que 15). Os valores de AQNS para o conjunto 
dos cenários encontram-se representados na Figura 6.43 à Figura 6.49. A percentagem de 
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modelos em função do valor do AQN para todas as funções objetivo encontra-se representado 
na Figura 6.50. 
 
Figura 6.42 – Correlação entre o tempo de irrupção da NA3D e da porosidade em torno 
do poço 
Figura 6.43 – AQNS de todas as iterações 
para a vazão de líquido 
Figura 6.44 – AQNS de todas as iterações 
para a pressão dos produtores 
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Figura 6.45 – AQNS de todas as iterações 
para a vazão de óleo 
Figura 6.46 – AQNS de todas as iterações 
para a vazão de água 
Figura 6.47 – AQNS de todas as iterações 
para o tempo de irrupção da água 
Figura 6.48 – AQNS de todas as iterações 
para a pressão dos injetores 
 
 
Figura 6.49 - AQNS de todas as iterações 
para a injeção de água 
Figura 6.50 – Percentagem de modelos 
por valores de AQN para todas as funções 
objetivo 
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Um total de 94 modelos passou pelo filtro. As curvas de produção do campo e alguns 
exemplos para poço encontram-se representados na Figura 6.51 à Figura 6.58. 
Figura 6.51 – Pressão média do 
reservatório na IT 0 e nos modelos 
filtrados 
Figura 6.52 – Vazão de líquido do campo 
na IT 0 e nos modelos filtrados 
Figura 6.53 – Injeção de água do campo 
na IT 0 e nos modelos filtrados 
Figura 6.54 – Vazão de óleo do campo na  
IT 0 e nos modelos filtrados 
Figura 6.55 – Vazão de água do campo na  
IT 0 e nos modelos filtrados 
 
Figura 6.56 – Vazão de óleo do poço 
NA1A na IT 0 e nos modelos filtrados 
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Figura 6.57 – Vazão de óleo do poço 
NA3D na IT 0 e nos modelos filtrados 
 
Figura 6.58 – Vazão de óleo do poço 
PROD009 na IT 0 e nos modelos filtrados 
 
O método de perturbação de imagens reduz a incerteza na caracterização petrofísica do 
reservatório. Na Figura 6.59 (à direita) é possível verificar a percentagem de ocorrência da 
fácies A no conjunto de cenários final. É possível identificar o padrão da imagem secundária 
fornecida, podendo existir uma diferença extrema entre dois blocos vizinhos. Essa falta de 
continuidade não ocorre no conjunto inicial de realizações geoestatísticas (Figura 6.59 à 
esquerda). Pela Figura 6.60 e Figura 6.61 é possível notar a diferença na média das imagens 
finais, sendo possível identificar regiões de maior e menor qualidade do reservatório. 
 
Figura 6.59 – Percentagem de ocorrência da fácies A no conjunto inicial (esquerda) e 
final (direta) 
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Figura 6.60 – Porosidade média do conjunto inicial (esquerda) e final (direita) 
 
Figura 6.61 – Permeabilidade média do conjunto inicial (esquerda) e final (direita) 
 
Após o ajuste e a aplicação do filtro é possível iniciar a etapa de aplicação (Etapa 15 da 
Figura 2.2) fazendo a previsão de produção dos modelos. Os gráficos de previsão mostram que 
o ajuste não garante uma correta previsão no longo prazo, havendo uma resposta enviesada dos 
modelos filtrados (Figura 6.63 à Figura 6.65, nas quais a linha tracejada preta representa a 
previsão do modelo de referência). A previsão enviesada pode ser resultado de uma redução de 
incerteza excessiva aplicada durante o processo. 
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Figura 6.62 – Previsão da pressão média do campo (modelos iniciais – IT 0) e dos 94 
modelos filtrados 
 
Figura 6.63 – Previsão da vazão acumulada de líquido do campo do conjunto de 
modelos iniciais (IT 0) e dos 94 filtrados 
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Figura 6.64 – Previsão da vazão acumulada de óleo do campo do conjunto de modelos 
iniciais (IT 0) e dos 94 filtrados 
 
Figura 6.65 – Previsão da vazão acumulada de água do campo do conjunto de modelos 
iniciais (IT 0) e dos 94 filtrados 
 
 
 
 
 
88 
 
 
 
6.3. Imagem secundária com múltiplas realizações geoestatística por região 
Iterações 1 a 5 (IT 1 a IT 5) 
Nesta seção é feita uma descrição da abordagem selecionando múltiplas imagens por 
região. Os objetivos e a aplicação das cinco primeiras iterações são iguais à da abordagem 1 e 
encontra-se descrita na Tabela 6.4. Com o objetivo de aumentar a confiabilidade na 
comparação das duas abordagens, foi assumido o mesmo número de iterações em ambas. A 
diferença entre as iterações das duas abordagens resume-se na seleção de 5 realizações 
geoestatísticas ao invés de apenas uma por região nas iterações IT 1, IT 2 e IT 3 para a 
construção da imagem secundária. A seleção das imagens é feita com base nos modelos com 
menor valor da soma de AQN das funções objetivo do poço de cada região. 
 
Tabela 6.4 – Cinco primeiras iterações, suas abordagens e objetivos para o 
método utilizando múltiplas imagens 
Iteração Abordagem Objetivo 
IT 1 Perturbação das fácies 
Calibrar produtividade dos poços IT 2 Perturbação da porosidade 
IT 3 Perturbação da permeabilidade 
IT 4 Alteração da imagem secundária Melhorar simetria de AQNS 
IT 5 Redução de incerteza dos atributos escalares 
Reduzir a probabilidade de ocorrência 
de combinações que geram modelos 
desajustados 
 
A probabilidade 𝑃(𝐴|𝐷) da Figura 6.66 representa a frequência de ocorrência da fácies 
A em cada bloco nas 5 imagens selecionadas, originando uma distribuição com maior 
continuidade do que usando apenas uma imagem (Figura 6.15). 
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Figura 6.66 - 𝑷(𝑨|𝑫) para a fácies 0 calculada selecionando 5 realizações de fácies por 
região 
Com essa 𝑃(𝐴|𝐷) foi possível gerar a probabilidade à posteriori 𝑃(𝐴|𝐵, 𝐷) representada 
na Figura 6.67. Esta probabilidade à posteriori apresenta uma distribuição gradual, evitando 
que apenas valores extremos de probabilidade ocorram, minimizando os efeitos de fronteira das 
regiões. 
 
Figura 6.67 - 𝑷(𝑨|𝑩, 𝑫) sendo A a ocorrência de fácies 0 calculada selecionando 5 
realizações de fácies por região 
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Uma das realizações de distribuição de fácies resultante dessa probabilidade à posteriori 
𝑃(𝐴|𝐵, 𝐷) encontra-se representada na Figura 6.68. 
 
Figura 6.68 – Distribuição de fácies resultante da perturbação usando 5 imagens 
geoestatísticas por região 
 
A imagem secundária e o respetivo coeficiente de correlação usado para a modelagem 
de porosidade encontra-se representado na Figura 6.69 e Figura 6.70, respectivamente. 
Importante notar que, ao contrário do método anterior, a utilização de múltiplas imagens e a 
definição de um valor de corte para selecionar o valor do coeficiente de variação em cada bloco, 
evita que o modelo seja perturbado todo por igual. Na Figura 6.70 estão representados os 
valores de coeficiente de correlação, em azul os valores menores (0.05) e em verde os valores 
maiores (0.70). A percentagem de valores altos de coeficiente de correlação corresponde a 23% 
da totalidade dos blocos do modelo. Uma imagem resultante da perturbação aplicada encontra-
se representada na Figura 6.71. 
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Figura 6.69 – Imagem secundária de 
porosidade 
 
Figura 6.70 – Coeficiente de correlação 
para a porosidade 
 
Figura 6.71 – Realização geoestatística de porosidade após a perturbação 
 
Uma análise igual pode ser feita para o caso da permeabilidade. É possível verificar que 
existem três regiões com baixa permeabilidade em todas as imagens (Figura 6.72). A estas 
regiões, devido à reduzida variabilidade, é atribuído um coeficiente de correlação elevado 
(Figura 6.73), garantindo a reprodução da região de reduzida qualidade de reservatório nas 
realizações geoestatísticas geradas (Figura 6.74). 
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Figura 6.72 – Imagem secundária de 
permeabilidade 
Figura 6.73 – Coeficiente de correlação 
para a permeabilidade 
 
Figura 6.74 – Realização geoestatística de permeabilidade após a perturbação 
 
As três primeiras iterações cumpriram o propósito inicial de melhorar o ajuste da 
produtividade (Figura 6.75 à Figura 6.78) apesar de existir uma maior variabilidade quando 
comparado com a utilização de uma imagem, no entanto vale lembrar que o número de blocos 
perturbados é menor. Igual ao que aconteceu na abordagem anterior, algumas funções objetivo 
ficaram enviesadas e perderam a simetria. Um exemplo é a produção de óleo dos poços 
PROD008, PROD012 e PROD014 (Figura 6.79). 
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Figura 6.75 – Percentagem de modelos 
por valor de AQN para vazão de líquido 
Figura 6.76 – Percentagem de modelos 
por valor de AQN para injeção de água 
Figura 6.77 – Valores de AQNS da IT0 e 
IT3 para vazão de líquido 
Figura 6.78 – Valores de AQNS da IT0 e 
IT3 para injeção de água 
 
Figura 6.79 – Valores de AQNS da IT0 e IT3 para vazão de óleo 
 
 
94 
 
 
 
Iteração 4 (IT 4) 
Com o objetivo de corrigir a simetria antes de iniciar o processo de redução de incerteza 
dos atributos escalares, foram realizadas alterações na imagem secundária, seguindo a 
metodologia apresentada na abordagem anterior. O ajuste permitiu melhorar os resultados 
conforme representado na Figura 6.80 e Figura 6.81. 
Figura 6.80 – Valores de AQNS da IT0, 
IT3 e IT 4 para vazão de óleo 
Figura 6.81 – Percentagem de modelos 
por valor de AQN para vazão de óleo 
 
Iteração 5 (IT 5) 
A etapa seguinte foi a redução de incerteza dos atributos escalares. Os mesmos 
parâmetros da abordagem anterior foram definidos para o IDLHC. A distribuição de 
probabilidades inicial e final encontram-se representadas na Figura 6.82 à Figura 6.86 para 
cada atributo escalar incerto  
 
Figura 6.82 – Distribuição de 
probabilidades do expoente da 
permeabilidade relativa da água 
 
Figura 6.83 – Distribuição de 
probabilidades da máxima 
permeabilidade relativa da água inicial e 
final 
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Figura 6.84 – Distribuição de 
probabilidades da compressibilidade da 
rocha inicial e final 
 
Figura 6.85 – Distribuição de 
probabilidades do multiplicador de 
permeabilidade vertical inicial e final 
 
Figura 6.86 – Distribuição de probabilidades do contato óleo-água inicial e final 
 
Da Figura 6.87 à Figura 6.93 está representada a evolução dos valores de AQNS. É 
possível verificar que a IT 5 manteve a consistência dos resultados e em alguns poços 
específicos melhorou a calibração destes. 
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Figura 6.87 – Valores de AQNS da IT0 à 
IT 5 para vazão de liquido 
Figura 6.88 – Valores de AQNS da IT0 à 
IT 5 para vazão de óleo 
Figura 6.89 – Valores de AQNS da IT0 à 
IT 5 para vazão de água 
Figura 6.90 – Valores de AQNS da IT0 à 
IT 5 para pressão 
Figura 6.91 – Valores de AQNS da IT0 à 
IT 5 para tempo de irrupção da água 
Figura 6.92 – Valores de AQNS da IT0 à 
IT 5 para injeção de água 
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Figura 6.93 – Valores de AQNS da IT0 à IT 5 para pressão dos poços injetores 
 
Iteração 6 (IT 6) 
De forma a aumentar o número de modelos filtrados, foi realizada uma nova iteração. 
Ao invés de alterar a imagem secundária, foi feita uma redução de variabilidade selecionando 
um conjunto de 3 imagens para cada região das realizações geoestatísticas da iteração 
imediatamente anterior. O objetivo dessa abordagem é fazer uma redução de incerteza gradual, 
diminuindo a chance de convergência para um conjunto de soluções enviesadas. 
Os gráficos de AQNS comparando as iterações IT 0, IT 5 e IT 6 mostram um bom 
resultado com a redução de incerteza gradual aplicada, principalmente no ajuste da pressão dos 
poços produtores (Figura 6.94 à Figura 6.101).  
 
Figura 6.94 – Valores de AQNS da IT0, 
IT 5 e IT 6 para a vazão de líquido dos 
poços produtores 
 
Figura 6.95 – Valores de AQNS da IT0, IT 
5 e IT 6 para pressão dos poços 
produtores 
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Figura 6.96 – Valores de AQNS da IT0, 
IT 5 e IT 6 para a vazão de óleo dos poços 
produtores 
Figura 6.97 – Valores de AQNS da IT0, IT 
5 e IT 6 para a vazão de água dos poços 
produtores 
 
Figura 6.98 – Valores de AQNS da IT0, 
IT 5 e IT 6 para o tempo de irrupção da 
água dos poços produtores 
 
 
Figura 6.99 – Valores de AQNS da IT0, IT 
5 e IT 6 para pressão dos poços injetores 
 
Figura 6.100 – Valores de AQNS da IT0, 
IT 5 e IT 6 para a injeção de água dos 
poços injetores 
 
Figura 6.101 – Percentagem de modelos 
por valor de AQN para a pressão dos 
poços produtores 
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O processo iterativo de redução de incertezas foi finalizado, totalizando 1750 modelos 
gerados, iniciando-se em seguida a etapa de aplicação do filtro. Considerando um filtro de AQN 
de 15, igual à abordagem anterior, foram filtrados 217 modelos. Esses modelos foram filtrados 
a partir de um conjunto de 1000 novos modelos gerados após o processo de redução de 
incerteza. As curvas de produção de campo e alguns exemplos para poço encontram-se 
representados da Figura 6.102 à Figura 6.109. 
 
 
Figura 6.102 – Pressão média do campo 
na IT 0 e nos modelos filtrados 
 
 
Figura 6.103 – Vazão de líquido do campo 
na IT 0 e nos modelos filtrados 
 
 
Figura 6.104 – Vazão de óleo do campo 
na IT 0 e nos modelos filtrados 
 
 
Figura 6.105 – Vazão de água do campo 
na IT 0 e nos modelos filtrados 
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Figura 6.106 – Injeção de água do campo 
na IT 0 e nos modelos filtrados 
 
 
Figura 6.107 – Vazão de óleo do poço 
NA1A na IT 0 e nos modelos filtrados 
 
 
Figura 6.108 – Vazão de óleo do poço 
NA3D na IT 0 e nos modelos filtrados 
 
Figura 6.109 – Vazão de óleo do poço 
PROD08 na IT 0 e nos modelos filtrados 
 
Avaliando a frequência de ocorrência da fácies tipo 0 (Figura 6.110), a média da 
porosidade (Figura 6.111) e de permeabilidade (Figura 6.112) das realizações geoestatísticas 
finais, é possível verificar que, contrariamente ao que acontece na abordagem anterior, não é 
possível identificar o padrão da imagem secundária usada para condicionar as realizações 
geoestatísticas. Esse resultado evidência que os modelos têm menor similaridade entre si, no 
entanto características regionais são possíveis de se distinguir relativamente à predominância 
de regiões de melhor ou pior qualidade. 
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Figura 6.110 – Percentagem de ocorrência do fácies A no conjunto inicial (esquerda) e 
final (direta) 
Figura 6.111 – Porosidade média do conjunto inicial (esquerda) e final (direita) 
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Figura 6.112 – Permeabilidade média do conjunto inicial (esquerda) e final (direita) 
 
De forma a fazer o controle de qualidade das realizações geoestatísticas geradas 
verificou-se que após a perturbação das imagens, os dados de poços após o upscaling não foram 
perturbados. Verificando a Figura 6.113 podemos conferir que os mesmos não sofreram 
alteração. 
 
Figura 6.113 –  Controle de qualidade no poço comparando upscaling de dado de poço e 
valores no poço da realização geoestatística para porosidade 
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Com o processo de ajuste e filtro terminado, foi gerada a extrapolação da produção para 
o longo prazo. Podemos verificar que a metodologia proposta neste trabalho garante um 
conjunto de modelos calibrados com a variabilidade da previsão contemplando o caso de 
referência. 
 
Figura 6.114 – Previsão da pressão média do campo utilizando múltiplas imagens por 
região 
 
Figura 6.115 – Previsão da vazão acumulada de líquido utilizando múltiplas imagens 
por região 
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Figura 6.116 – Previsão da vazão acumulada de óleo do campo utilizando múltiplas 
imagens por região 
 
Figura 6.117 – Previsão da vazão acumulada de água do campo utilizando múltiplas 
imagens por região 
6.4. Comparação final entre as abordagens aplicadas 
O foco da comparação realizada tem em consideração os seguintes tópicos: 
1) Valores de AQNS da última iteração; 
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2) Percentual de modelos em função dos valores de AQN para todas as funções 
objetivo; 
3) Média e variabilidade das realizações geoestatísticas finais; 
4) Previsão de produção; 
5) Dificuldades de aplicação; 
6) Tempo computacional. 
 
Gráficos de AQNS 
Analisando os valores de AQNS para a iteração inicial (IT 0) e a última iteração das 
duas abordagens, é possível verificar que ambos os métodos permitem a redução de incerteza e 
consequentemente a diminuição da variabilidade. 
Os resultados mostram que o método de múltiplas imagens, apesar de condicionar um 
menor número de blocos, resulta em uma diferença menor entre os dados de produção e os 
dados de histórico, mantendo (na maioria dos casos) uma boa simetria dos valores de AQNS 
em torno do valor zero (Figura 6.118 à Figura 6.130). Esse resultado é comprovado pela 
Figura 6.131 onde podemos ver que utilizando múltiplas imagens, o comportamento da curva 
tem uma evolução gradual para valores menores de AQN. Por ser possível filtrar 91 modelos 
considerando AQN de 10 e pelo fato de estes ainda respeitarem o histórico, reforça o ponto de 
que a utilização de múltiplas imagens gera resultados melhores quando comparado com a 
utilização de uma imagem por região. A Figura 6.132 e Figura 6.133 mostram a previsão dos 
91 modelos filtrados utilizando múltiplas imagens por região e definindo um valor de corte de 
AQN de 10. É possível verificar que a variabilidade dos 91 modelos ainda contempla o 
comportamento do caso de referência. Não foi possível incluir nesses gráficos (Figura 6.132 e 
Figura 6.133) os modelos filtrados usando 1 imagem pois não é possível filtrar modelos 
considerado AQN de 10. 
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Figura 6.118 – AQNS de pressão dos 
poços produtores para a IT 0 e iteração 
final das duas abordagens 
 
Figura 6.119 – AQNS de produção de 
líquido para a IT 0 e iteração final das 
duas abordagens 
 
Figura 6.120 – AQNS de produção de óleo 
para a IT 0 e iteração final das duas 
abordagens 
 
Figura 6.121 – AQNS de produção de 
água para a IT 0 e iteração final das duas 
abordagens 
Figura 6.122 – AQNS de irrupção da água 
para a IT 0 e iteração final das duas 
abordagens 
Figura 6.123 – AQNS de pressão dos 
poços injetores para a IT 0 e iteração 
final das duas abordagens 
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Figura 6.124 – AQNS de injeção e água 
para a IT 0 e iteração final das duas 
abordagens 
 
Figura 6.125 – AQNS de pressão dos 
poços produtores na iteração final em 
ambas as abordagens  
Figura 6.126 – AQNS de vazão de líquido 
dos poços produtores na iteração final em 
ambas as abordagens 
 
Figura 6.127 – AQNS de vazão de óleo 
dos poços produtores na iteração final em 
ambas as abordagens 
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Figura 6.128 – AQNS de vazão de água 
dos poços produtores na iteração final em 
ambas as abordagens 
 
Figura 6.129 – AQNS de tempo de 
irrupção da água na iteração final em 
ambas as abordagens 
 
Figura 6.130 – AQNS de pressão dos 
poços injetores na iteração final em 
ambas as abordagens 
Figura 6.131 – Percentagem de modelos 
por valor de AQN de todas as funções 
objetivo 
 
Figura 6.132 – Previsão de produção de 
líquido usando múltiplas imagens 
selecionadas com filtro de AQN igual a 10 
 
Figura 6.133 – Previsão de produção de 
óleo usando múltiplas imagens 
selecionadas com filtro de AQN igual a 10 
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Variabilidade das imagens 
Comparando a variabilidade das imagens finais, podemos verificar que não é possível 
determinar o padrão da imagem secundária utilizada (Figura 6.135), quando selecionamos 
múltiplas imagens por região para a construção da informação secundária; no entanto, o mesmo 
não acontece quando se usa apenas uma imagem (Figura 6.134). Este ponto comprova que o 
conjunto de imagens finais usando uma imagem tem uma maior similaridade. 
Figura 6.134 – Frequência de 
ocorrência de fácies 0 nos modelos 
finais usando 1 imagem por região 
Figura 6.135 – Frequência de ocorrência de 
fácies 0 nos modelos finais usando múltiplas 
imagens por região 
 
Analisando a média e o desvio padrão, tanto para a porosidade como para a 
permeabilidade, é possível realçar o ponto anterior, existindo um menor valor de desvio padrão 
quando se utiliza uma única imagem para o condicionamento (Figura 6.136 a Figura 6.143). 
Outro ponto importante de realçar é que, no limite do reservatório (regiões afastadas dos poços), 
usando apenas uma imagem, o desvio padrão é menor, apesar de existir uma maior incerteza na 
caracterização dessas regiões. Utilizando um conjunto de imagens, podemos ver que existe uma 
tendência para que a redução do desvio padrão ocorra apenas em torno dos poços. Isso mostra 
uma maior consistência do método que utiliza um conjunto de imagens, pois nas regiões mais 
afastadas dos poços mantém uma maior variabilidade, ou seja, aonde tem menos informações, 
reduz menos as incertezas. 
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Figura 6.136 – Média de porosidade dos 
modelos finais usando uma imagem por 
região 
Figura 6.137 – Média de porosidade dos 
modelos finais usando múltiplas imagens 
por região 
 
Figura 6.138 – Desvio padrão da 
porosidade dos modelos finais usando 
uma imagem por região 
Figura 6.139 – Desvio padrão de 
porosidade dos modelos finais usando 
múltiplas imagens por região 
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Figura 6.140 – Média de permeabilidade 
dos modelos finais usando uma imagem 
por região 
Figura 6.141 – Média de permeabilidade 
dos modelos finais usando múltiplas 
imagens por região 
 
Figura 6.142 – Desvio padrão da 
permeabilidade dos modelos finais usando 
uma imagem por região 
 
Figura 6.143 – Desvio padrão de 
permeabilidade dos modelos finais 
usando múltiplas imagens por região 
 
Previsão de produção 
A comparação das curvas de produção dos modelos filtrados mostra que apesar de o 
ajuste ser possível para ambos os casos, utilizando um conjunto de imagens foi possível fazer 
uma previsão de produção mais acurada com o caso de referência (Figura 6.144 à Figura 
6.148). A previsão usando apenas uma imagem ficou enviesada em relação ao caso de 
referência. A seleção de uma única imagem por região pode justificar o enviesamento da 
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previsão pois, apesar de a imagem reproduzir o dado de histórico, ela pode não ser 
representativa no longo prazo. 
 
Figura 6.144 – Pressão média do campo 
na iteração inicial e final de ambas as 
abordagens 
Figura 6.145 - Produção de líquido do 
campo na iteração inicial e final de ambas 
as abordagens 
 
Figura 6.146 – Produção de óleo do 
campo na iteração inicial e final de ambas 
as abordagens 
Figura 6.147 – Produção de água do 
campo na iteração inicial e final de ambas 
as abordagens 
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Figura 6.148 – Injeção de água do campo na iteração inicial e final de ambas as 
abordagens 
 
O cálculo e representação dos valores de AQNS (Figura 6.149 à Figura 6.154) para a 
previsão permitem mostrar também que a utilização de múltiplas imagens gera previsões de 
produção, em geral, mais assertivas, comparando com o caso de referência. Na Figura 6.153 a 
maioria dos poços encontra-se ajustada na pressão do injetor pois, tanto no caso referência como 
nos modelos calibrados os modelos operam (na previsão) segundo a condição de máxima 
pressão de fundo de poço (BHP) de 350 kgf/cm2.O cálculo dos valores de AQNS considerando 
o tempo de previsão só é possível por termos a referência do caso de estudo. 
Figura 6.149 – AQNS de previsão para 
pressão dos poços produtores 
Figura 6.150 – AQNS de previsão para 
vazão de líquido 
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Figura 6.151 – AQNS de previsão para 
produção de óleo 
Figura 6.152 – AQNS de previsão para 
produção de água 
Figura 6.153 – AQNS de previsão para 
pressão dos poços injetores 
Figura 6.154 – AQNS de previsão para 
injeção de água 
 
Dificuldades de aplicação 
Durante o desenvolvimento do trabalho, diferentes testes foram feitos com o objetivo 
de aperfeiçoar a metodologia proposta. Entre esses testes foi realizado o procedimento de 
perturbação considerando valores de coeficiente de correlação mais elevados (0.80) (Oliveira 
et al. 2018). 
Foi verificado que, utilizando múltiplas imagens, o coeficiente de correlação não tem 
um impacto significativo a partir de um determinado valor, no entanto, o mesmo não acontece 
usando apenas uma imagem por região na perturbação. 
Foi verificado que, utilizando valores maiores de coeficiente de correlação e aplicando 
o método de perturbação de probabilidades regionalmente com 1 imagem por região, 
descontinuidades poderiam surgir entre as regiões na caracterização de fácies. Essa 
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descontinuidade é resultado da elevada discrepância de valores de probabilidade à posteriori 
para blocos vizinhos e pela característica categórica da propriedade. 
Um outro ponto importante é a limitação do método utilizando uma imagem. Aconteceu 
com frequência que, durante o processo, um poço que já tinha sido calibrado ficava enviesado 
durante a calibração de outros poços. Esse viés em algumas ocasiões não era possível de ajustar 
usando os multiplicadores na imagem secundária, sendo necessário a geração de um novo 
conjunto de realizações sem a perturbação nas regiões específicas e a seleção de uma nova 
imagem com o objetivo de refazer. Este processo aumentava consideravelmente o número de 
iterações e sobretudo o tempo computacional de todo o processo. 
 
Tempo Computacional 
 
Considerando que um mesmo número de iterações é realizado, independentemente da 
abordagem, o tempo computacional seria idêntico: 8 minutos para cada realização geoestatística 
e 7 minutos de simulação de fluxo. 
Considerando o processo completo de geração de 150 realizações geoestatísticas e 
simulação numérica de 500 cenários, demanda-se um total de aproximadamente 24 horas (20 
para geração das imagens e 4 horas simulando os 500 cenários paralelamente com 4 
processadores). O tempo computacional pode ser melhorado consideravelmente se os 150 
cenários forem divididos entre diferentes máquinas. Considerando 3 computadores para a 
geração das realizações geoestatísticas o tempo passaria a ser de aproximadamente 10 horas. 
6.5. Comparação com outros trabalhos de assimilação de dados para o mesmo caso de 
estudo 
 Este subcapítulo tem o objetivo de mostrar que a metodologia proposta apresenta 
resultados tão consistentes quanto trabalhos da literatura que apresentaram outras metodologias 
de assimilação de dados aplicadas ao mesmo caso de estudo UNISIM-I-H. Destacam-se os 
recentes trabalhos de Cavalcante et al. (2019) e Soares et al. (2018, 2019). 
 No trabalho de Cavalvante et al. (2019) é proposta uma metodologia de assimilação de 
dados através de um processo iterativo, usando machine learning para calibrar os modelos. Este 
trabalho permite perturbações locais e considera incerteza tanto nas propriedades petrofísicas 
como nos atributos escalares. 
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 Os trabalhos de Soares et.al (2018, 2019) usa o Conjunto Suavizado com Múltiplas 
Assimilações de Dados (Ensemble Smoother with Multiple Data Assimilation, ES-MDA) 
(Emerick e Reynolds, 2013) para ajustar o caso de estudo, considerando também incerteza nas 
propriedades petrofísicas e atributos escalares. 
 Um ponto importante de lembrar é um dos objetivos deste trabalho: desenvolvimento 
de uma metodologia de assimilação de dados que permita um ajuste local integrando técnicas 
geoestatísticas no processo para garantir a consistência geológica dos modelos. Essa 
característica possibilita que, durante o processo de Big-Loop, engenheiro e geológico possam 
trabalhar juntos na etapa de caracterização e calibração do modelo usando, durante o processo 
iterativo, os métodos geoestatísticos inicialmente usados na geração dos cenários. Essa 
vantagem pode ser particularmente importante em casos de estudo com estruturas complexas 
como canais e meandros (Marques (2015), Gardet et al. (2013)). 
 Por outro lado, o processo de Big-Loop e o uso de métodos geoestatísticos aumenta 
consideravelmente tanto o tempo como o número de modelos simulados durante o processo 
iterativo. Por exemplo, para gerar um conjunto de 150 realizações geoestatísticas de fácies, 
porosidade e permeabilidade o tempo computacional necessário é de 8 horas, enquanto que 
simular esses mesmos modelos demora em torno de 24 minutos. Uma comparação do número 
de modelos necessários para calibrar o caso de estudo encontra-se representado na Tabela 6.5.  
Tabela 6.5 – Comparação do número de modelos simulados entre diferentes 
trabalhos 
Trabalho Modelos Simulados 
Cavalcante et al. (2019) 1036 
Soares et.al (2019) 1750 
Metodologia proposta 5750 
 
Comparando a metodologia proposta com a metodologia de assimilação de dados 
usando machine-learning (Cavalcante et al. 2019), podemos verificar que ambas as 
abordagens apresentam resultados similares quando comparamos o percentual de modelos com 
valor de |AQNS|  (Figura 6.155). 
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Figura 6.155 – Número de modelos em função do valor máximo de AQN (Cavalcante et 
al. 2019) 
 Analisando a previsão, verifica-se que ambos os trabalhos contemplam o caso de 
referência para a previsão de produção do PROD14. A metodologia proposta neste trabalho 
apresenta uma variabilidade maior, o que pode ter um impacto significativo na previsão e 
tomada de decisões no gerenciamento do campo. Modelos com reduzida variabilidade na 
previsão pode indicar que, apesar de termos um conjunto de modelos filtrados, estes podem ser 
muito parecidos e, por esse motivo, redundantes. 
Figura 6.156 – Previsão dos modelos filtrados de Cavalcante et al. (2019), à esquerda, e 
previsão dos modelos filtrados da metodologia proposta para a produção de óleo do 
poço PROD14 
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Soares et al. (2018) mostrou resultados promissores na aplicação do ES-MDA no caso 
de estudo UNISIM-I-H, no entanto, apesar da utilização da técnica de localização, foi 
constatado que ocorria uma excessiva redução de incerteza nos atributos escalares (Figura 
6.157). Essa excessiva redução de incerteza pode ser constatada quando comparada com a 
probabilidade à posteriori resultante da aplicação da metodologia proposta (Figura 6.83). 
 
Figura 6.157 – Distribuição à posteriori de krwiro (Soares et al., 2018) 
  Em um trabalho posterior, Soares et al. (2019), conseguiu minimizar o problema 
anteriormente descrito testando diversas abordagens na aplicação do distance-dependent 
localization. Os melhores resultados foram obtidos com o método de Full correlation 
coefficient (FCC) onde uma matriz de correlação é calculada para identificar a correlação entre 
os atributos escalares e as funções objetivo impactando posteriormente na redução de incerteza, 
conforme a correlação dos atributos com o dado dinâmico. Essa metodologia permitiu aumentar 
a variabilidade dos atributos escalares nos modelos calibrados (Figura 6.158) aproximando-se 
da distribuição obtida neste trabalho (Figura 6.83). 
Analisando os valores de AQNS dos modelos calibrados em Soares et al. (2019) 
constata-se que as diferentes abordagens apresentam um bom ajuste e simetria nos valores 
(Figura 6.159). Os testes realizados são designados por Binary correlation Coefficient (BCC), 
Cross-variance calculated by ES-MDA (BCC-CMD), Correlation Coefficient Base on objective 
functions and scalar uncertainties (BCC-R), considerando dois valores de corte (𝜆 = 0.1 e 𝜆 =
0.2), e Full correlation coefficient (FCC).  
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Figura 6.158 – Distribuição à posteriori de krwiro (Soares et al., 2019) 
 
 
Figura 6.159 – Valores de AQNS para vazão de água (Soares et al. 2019) 
 O conjunto de modelos filtrados usando o ES-MDA com distance-dependent 
localization considerando Full Correlation Coefficient apresentou uma variabilidade que 
contempla o caso de referência. 
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Figura 6.160 – Previsão dos modelos usando ES-MDA com distance-dependent 
localization considerando Full Correlation Coefficient (Soares et al. 2019) 
  
Para este caso de estudo, tanto a metodologia proposta  (Figura 6.146) como os trabalhos 
apresentados se mostraram adequados, apresentando uma boa calibração e previsões de 
produção contemplando o caso de referência. 
A seleção da metodologia a usar depende da familiaridade por parte do engenheiro com 
alguma metodologia específica, do tempo disponível para obter os modelos calibrados e do 
objetivo e restrições na calibração do modelo. 
Destaca-se que, apesar do tempo computacional e número de modelos simulados maior, a 
metodologia proposta deixa o geólogo mais confortável relativamente aos modelos calibrados. 
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7. CONCLUSÕES 
Este trabalho consiste no desenvolvimento de uma metodologia de assimilação de dados 
que integra a modelagem geoestatística com o objetivo de garantir a consistência geológica dos 
modelos gerados.  
A metodologia apresentada permite a redução de incerteza de atributos escalares 
simultaneamente com a redução de incerteza de propriedades petrofísicas incluído fácies, 
porosidade e permeabilidade, mostrando a sua aplicabilidade a casos de estudo complexos. 
Para aumentar a eficácia e eficiência, a metodologia proposta é aplicada localmente. 
Apesar de a perturbação ser local, os métodos geoestatísticos garantem a continuidade 
geológica entre regiões, particularmente quando múltiplas imagens são usadas como referência 
por região. 
Com o objetivo de aumentar a objetividade na aplicação e a eficiência do método, foi 
desenvolvida uma análise de sensibilidade que permite identificar as regiões e propriedades 
petrofísicas com maior peso na calibração de cada função objetivo. Esta análise, incluída na 
metodologia, mostrou ser uma ferramenta poderosa e crucial na aplicação e obtenção de bons 
resultados. 
A introdução de uma nova função objetivo que leve em consideração o tempo de 
irrupção da água, mostrou-se importante para aumentar a confiabilidade dos modelos, 
auxiliando no diagnóstico dos modelos gerados. 
A aplicação da metodologia foi feita considerando duas abordagens: (1) usando apenas 
uma imagem como referência por região e (2) considerando múltiplas imagens por região. 
Apesar de ser possível a calibração usando os dois métodos, a vantagem na utilização de 
múltiplas imagens é evidente. 
As principais vantagens do uso de múltiplas imagens são: 
 Minimização do impacto na seleção das regiões, ao perturbar apenas parte dos 
blocos dentro da região definida; 
 Diminuição do número de blocos perturbados, aumentando a variabilidade dos 
modelos; 
 Não obriga a seleção de uma única imagem como referência para cada região, 
evitando que os modelos gerados fiquem dependentes da escolha de uma única 
imagem na região; 
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 Evitar a convergência dos modelos para um conjunto de respostas muito 
parecidas; 
 Exclusão da necessidade de se definir um valor de coeficiente de correlação para 
a perturbação das realizações de fácies, diminuindo a subjetividade do método; 
 Evitar descontinuidades nos limites das regiões no caso particular em que uma 
única imagem e um coeficiente de correlação elevado é usado para a perturbação 
das fácies; 
 Menor número de iterações necessárias por não ser necessário “retirar” e refazer 
a perturbação local com o objetivo de melhorar o ajuste. 
 
Como conclusões finais, o método proposto, selecionando múltiplas imagens, apresenta 
um melhor resultado no ajuste, assim como na previsão, contemplando o caso de referência. 
Este é fácil de aplicar e adaptável a outros casos de estudo. 
 
Recomendação para trabalhos futuros 
 
O presente trabalho apresenta contribuições importantes com a proposta de uma 
metodologia de assimilação de dados, no entanto, deixa-se como recomendação para trabalhos 
futuros os seguintes pontos: 
 Aplicação da metodologia num caso de estudo em que a caracterização de fácies 
tenha um maior impacto no comportamento dinâmico (considerando, por 
exemplo, diferentes curvas de permeabilidade relativa por fácies ou fratura); 
 Estudo aprofundado do peso que o coeficiente de correlação tem na variabilidade 
dos modelos; 
 A perturbação de todas as propriedades em uma única iteração, ao invés de 
aplicar de forma sequencial; 
 Tendo em consideração os objetivos da iteração e a fase do ajuste, considerar 
diferentes regiões durante o processo. 
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